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3Vorwort
In den vergangenen Jahren ist der Ausbau der Erneuerbaren in Deutschland mächtig 
vorangeschritten. 2014 lag ihr Anteil am Bruttostromverbrauch bei knapp 28 Prozent. 
Mehr als die Hälfte dieses Stroms stammt aus Windkraft- und Photovoltaikanlagen, 
deren Erzeugung mit dem Wetter schwankt. Wenn die Stromversorgung – wie im Ener-
giekonzept der Bundesregierung vorgesehen – bis 2050 überwiegend auf erneuerbare 
Energien umgestellt werden soll, müssen wir ein System schaffen, das an die zuneh-
mend fluktuierende Erzeugung angepasst ist. 
Pumpspeicherkraftwerke tragen heute schon dazu bei, Bedarf und Erzeugung in Einklang 
zu bringen. Künftig könnten aber auch Batterien von Elektroautos dann aufgeladen wer-
den, wenn besonders viel Wind- und Photovoltaikstrom vorhanden ist. Über längere Zeit-
räume ließe sich Strom über die Umwandlung in Wasserstoff oder synthetisches Erdgas 
speichern. Flexible Kraftwerke müssen nicht zwingend mit Kohle oder Erdgas betrieben 
werden, Biogas oder Erdwärme sind Alternativen. Auch Solarthermie-Kraftwerke lassen 
sich in Kombination mit Wärmespeichern weitgehend flexibel betreiben. Ebenso könnte 
die Stromnachfrage mit Hilfe moderner Steuerungstechnik flexibilisiert werden. 
Bei der Gestaltung des Flexibilitätsmixes gibt es also große Gestaltungsspielräume  
aber auch viele offene Fragen: Sollen bestimmte Technologien ausgeschlossen werden?  
Soll ein möglichst hoher Anteil des Stroms aus heimischen Quellen erzeugt oder die 
Versorgung vollständig auf Erneuerbare umgestellt werden? Welchen Kostenunter-
schied macht es, wenn die Versorgung eher dezentral als zentral aufgebaut wird? Gibt 
es für die vorgesehenen Technologien ausreichend Rohstoffe? Um zu gut begründeten 
Entscheidungen zu kommen, sollten die unterschiedlichen Handlungsmöglichkeiten 
sowie deren Konsequenzen gegeneinander abgewogen werden. 
Diese und weitere Zusammenhänge wollen wir veranschaulichen, indem wir mögliche 
Varianten einer sicheren Stromerzeugung 2050 vergleichen. Mehr als hundert Exper-
tinnen und Experten aus Wissenschaft und Wirtschaft haben an dieser Studie mitge-
wirkt. Sie haben einzelne Technologien bewertet und dabei neben technischen Aspekten 
auch Fragen der gesellschaftlichen Akzeptanz, des Rohstoffbedarfs und der rechtlichen 
Rahmenbedingungen berücksichtigt. Mit kritischen Anmerkungen und kreativen Vor-
schlägen haben sie dazu beigetragen, die hier verwendete Methodik auszuarbeiten und 
den Text dieser Analyse zu gestalten. Ihnen allen sei an dieser Stelle herzlich gedankt 
für die vielen Stunden ehrenamtlicher Arbeit.
Berlin, August 2015
Prof. Dr. Peter Elsner Prof. Dr. Dirk Uwe Sauer Prof. Dr. Manfred Fischedick
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Um zum globalen Klimaschutz beizutra-
gen, hat sich Deutschland zum Ziel gesetzt, 
seine Treibhausgasemissionen bis zum 
Jahre 2050 um 80 bis 95 Prozent zu sen-
ken. Einen wesentlichen Beitrag soll dabei 
die Umstellung der Stromerzeugung auf 
erneuerbare Energien leisten. Die vorlie-
gende Studie zeigt Möglichkeiten auf, wie 
die Stromversorgung der Zukunft vor die-
sem Hintergrund gestaltet werden könnte. 
Im Gegensatz zu heute setzt sich die 
zukünftige Stromerzeugung nicht mehr 
aus typischen Grundlast, Mittellast- und 
Spitzenlastkraftwerken zusammen. Unter 
Berücksichtigung der Erneuerbare-Ener-
gien-Potenziale in Deutschland wird sie 
zukünftig stark dominiert werden von der 
fluktuierenden Erzeugung durch Wind und 
Photovoltaik (PV). Ergänzend müssen so-
genannte Flexibilitätstechnologien dafür 
sorgen, dass die Stromerzeugung zu jeder 
Zeit mit der Last in Einklang gebracht wer-
den kann. Hierzu gehören planbare und fle-
xibel einsetzbare Stromerzeugungsanlagen 
(erdgas- und kohlegefeuerte Kraftwerke, 
Biomassekraftwerke, solarthermische und 
geothermische Kraftwerke), Speicher und 
abschaltbare beziehungsweise verschieb-
bare Lasten (Demand-Side-Management). 
Zusätzlich kann überschüssiger Strom in 
Wärme (Power-to-Heat) oder chemisch 
gespeicherte Energie (Power-to-Gas/Fuel/
Chemicals) umgewandelt werden. Für eine 
sichere Stromversorgung muss das Portfo-
lio an Flexibilitätstechnologien auf die Cha-
rakteristik der fluktuierenden Einspeisung 
abgestimmt sein. Im Fokus dieser Studie 
steht die Frage, welche Mischungen von 
Flexibilitätstechnologien bei hohen Wind-
kraft- und Photovoltaikanteilen eine siche-
re Stromversorgung gewährleisten können. 
Zusammenfassung 
Methodik und Arbeitsweise
Im Rahmen der Untersuchung wurden 
basierend auf einer Auswertung von 62 
aktuellen Energieszenarien zunächst acht 
illustrative Szenarien ausgewählt, welche 
die unterschiedlichen Entwicklungsmög-
lichkeiten der Stromnachfrage einerseits 
und des Ausbaus an Photovoltaik sowie 
der On- und Offshore-Windkraft ande-
rerseits gut abbilden. Die Szenarien mar-
kieren somit den Entwicklungskorridor 
für die fluktuierende Einspeisung. Für ein 
einheitliches Wetterjahr wurden anschlie-
ßend für jedes Szenario stündliche Werte 
der Residuallast (Differenz zwischen dem 
tatsächlichen Strombedarf und der fluk-
tuierenden Einspeisung aus Wind und 
Photovoltaik) berechnet. Dieser Bedarf an 
Residuallast muss durch Flexibilitätsopti-
onen abgedeckt werden. 
Für die Residuallastberechnungen 
wurde ein Wetterjahr ausgewählt, in dem 
auch mehrwöchige Zeiträume mit wenig 
Wind und Solarstrahlung auftreten („Dun-
kelflaute“). Für eine Energieversorgung, 
die von Windkraft und Photovoltaik do-
miniert wird, gibt es daher zahlreiche Her-
ausforderungen. Mithilfe einer eigens ent-
wickelten Berechnungsmethode wurde für 
jedes Szenario ein möglichst kostengüns-
tiges Portfolio an Flexibilitätstechnologien 
zusammengestellt, das den Residuallast-
bedarf zu jeder Stunde des Jahres sicher 
decken kann. Zielvorgabe für die Bestim-
mung des optimalen Technologiemixes ist 
dabei die Minimierung der Stromgeste-
hungskosten des Gesamtsystems. 
Über die vergleichende Analyse 
der Szenarien hinausgehend wurden die 
10 Zusammenfassung
Modellrechnungen für verschiedene Rah-
menbedingungen durchgeführt, die etwa 
politische Vorgaben oder Fortschritte bei 
der Entwicklung bestimmter Technolo-
gien widerspiegeln. Beispiele für solche 
Rahmenbedingungen sind unterschiedli-
che CO2-Minderungsvorgaben, die Fokus-
sierung auf kleine, dezentrale Anlagen, die 
Berücksichtigung neuer Technologien wie 
die Abtrennung und Speicherung von CO2 
(Carbon Capture and Storage, CCS) oder 
der Import von Strom aus solarthermi-
schen Kraftwerken im Mittelmeerraum. 
Aus der Kombination der acht illus-
trativen Szenarien mit 16 Parametersät-
zen, die unterschiedliche Randbedingun-
gen verkörpern, ergeben sich rund 130 
Varianten der zukünftigen Stromversor-
gung. Diese wurden miteinander vergli-
chen, um wichtige Einflussgrößen zu iden-
tifizieren und Optionen zur Ausgestaltung 
der Stromversorgung aufzuzeigen.
Zentrales Element der Methodik ist 
die Kombination aus Modellrechnungen 
und einem breiten Konsultationsprozess. 
So haben die Expertinnen und Experten 
der zehn beteiligten Fachgruppen die 
wichtigsten möglichen Technologien zur 
Bereitstellung von Flexibilität zunächst 
analysiert und einer einheitlichen in-
terdisziplinären Bewertung unterzogen. 
Dabei wurden zum einen die Technolo-
gieparameter für die Modellrechnungen 
für 2050 (zum Beispiel Kostendaten und 
Wirkungsgrade) festgelegt. Zum anderen 
wurden Fragen der gesellschaftlichen 
Akzeptanz, der Materialverfügbarkeit 
und rechtliche Hindernisse zur Umset-
zung der verschiedenen Technologien 
diskutiert.
Bei der Entwicklung und Auswahl 
der Berechnungsmethodik wurde Wert 
auf eine geringe Rechenzeit gelegt, um 
in kurzer Zeit viele Parametervariatio-
nen durchführen zu können. Aus die-
sem Grund waren Vereinfachungen in 
Bezug auf die Modellarchitektur und die 
Systemgrenzen notwendig. So sind die 
Modellrechnungen auf Deutschland be-
grenzt, eine mögliche Flexibilitätsbereit-
stellung durch Nachbarländer wird nicht 
betrachtet. Zudem fokussieren sich die 
Untersuchungen auf das Stromsystem. 
Eine Kopplung zwischen dem Strom- und 
Wärme- und/oder Verkehrssektor erfolgt 
nur indirekt durch die Berücksichtigung 
von Szenarien mit einer erhöhten Strom-
nachfrage, die die zunehmende Elektrifi-
zierung des Wärme- und Verkehrssektors 
(zum Beispiel durch Elektrofahrzeuge 
und Wärmepumpen) abbilden. Flexibi-
litätspotenziale im Wärmesektor werden 
nur insoweit betrachtet, als sie mit einer 
ganzjährigen Wärmeabnahme verbun-
den sind (zum Beispiel Prozesswärme 
in der Industrie). Die Flexibilitätsbereit-
stellung durch Elektrofahrzeugbatterien 
wird im Rahmen der Betrachtungen zum 
Demand-Side-Management berücksich-
tigt.
Der Transformationspfad des Ener-
giesystems von heute bis zum Jahr 2050 
ist nicht Gegenstand dieser Untersu-
chung. So wird in den Berechnungen da-
von ausgegangen, dass alle Anlagen 2050 
„auf der grünen Wiese“ neu errichtet wer-
den. Es werden also keine bestehenden 
und schon abgeschriebenen Kraftwerke 
berücksichtigt. Auch setzen die für 2050 
angenommenen technischen und wirt-
schaftlichen Fortschritte (zum Beispiel 
Wirkungsgradsteigerungen, Kostensen-
kungen) bei den meisten betrachteten 
Technologien voraus, dass die Technolo-
gien fortlaufend weiterentwickelt werden. 
Die damit verbundenen Kosten der Sys-
temtransformation können mit der ver-
wendeten Methode nicht erfasst werden. 
Die Modellrechnungen für 2050 
sollen Orientierung liefern, welche Wei-
chenstellungen heute notwendig sind, um 
2050 die gesteckten Ziele zu erreichen. 
Rahmenbedingungen sollten dann so 
gestaltet werden, dass eine Entwicklung 
des Energiesystems in Richtung des Ziel-
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systems begünstigt wird. Hierbei ist eine 
zentrale Herausforderung, den gesamten 
Entwicklungspfad unter Berücksichti-
gung der Transformationskosten ökono-
misch effizient zu gestalten.
Grundlegende Eigenschaften des 
zukünftigen Stromsystems
Die Modellrechnungen zeigen, dass es für 
die Gestaltung der zukünftigen Stromver-
sorgung eine Vielzahl an Optionen mit 
relativ ähnlichen Stromgestehungskosten 
gibt. Für eine kostenoptimale Zusammen-
setzung des Technologieportfolios aus den 
beiden Kategorien „fluktuierende Erzeu-
ger“ (Wind und Photovoltaik) und Flexi-
bilitätstechnologien als Schlüssel zu einer 
nachhaltigen Versorgung gibt es entspre-
chend verschiedene Möglichkeiten.
Die illustrativen Szenarien für das 
Jahr 2050, die für die Auslegung des 
Flexibilitätsportfolios zugrunde gelegt 
werden, weisen einen Nettostrombedarf 
zwischen 400 und 800 TWh pro Jahr auf. 
Der Anteil an Wind und Photovoltaik da-
ran beträgt 45 bis 95 Prozent. Je höher 
die Einspeisung aus Wind und Photovol-
taik, desto seltener besteht ein Bedarf an 
zusätzlicher Stromerzeugung und desto 
öfter treten Zeiten auf, in denen die Er-
zeugung aus Wind- und Photovoltaik die 
Stromnachfrage übersteigt. In den Szena-
rien mit einem Wind- und PV-Anteil von 
rund 90 Prozent am Stromverbrauch be-
steht ein Bedarf an zusätzlicher Stromer-
zeugung nur zu etwa der Hälfte der Zeit. In 
der verbleibenden Zeit muss überschüssi-
ger Strom eingespeichert, in andere Ener-
gieträger umgewandelt (Power-to-Heat, 
Power-to-Gas) oder abgeregelt werden. 
Klassische Grundlastkraftwerke, die fast 
ununterbrochen laufen, werden demnach 
in solchen Szenarien nicht mehr benötigt. 
Dessen ungeachtet treten auch in Szenari-
en mit sehr hohem Wind- und PV-Anteil 
mehrwöchige Dunkelflauten auf, in denen 
die Wind- und PV-Einspeisung gering ist 
und ein erheblicher Bedarf an zusätzli-
cher Stromerzeugung besteht. Solche Ex-
tremsituationen bestimmen maßgeblich, 
welche Art von Flexibilitätstechnologi-
en benötigt wird und wie viel installierte 
Leistung erforderlich ist. 
Im Vergleich zu 1990 stoßen die 
betrachteten Stromsysteme 80 bis 100 
Prozent weniger CO2 aus. Werden die 
Emissionen statt um 80 Prozent um 90 
Prozent reduziert, führt dies je nach zu-
grunde gelegtem Szenario zu Mehrkosten 
von 7 bis 15 Prozent. Eine völlig CO2-freie 
Stromversorgung wäre gegenüber der 
90-prozentigen Einsparung noch einmal 
15 bis 30 Prozent teurer. In diesen Kos-
ten sind allerdings noch keine Abgaben 
für CO2-Emissionen enthalten. Je nach 
Entwicklung der CO2-Zertifikatspreise in 
einem funktionierenden europäischen 
Emissionshandel könnten die Mehrkos-
ten für den umfangreicheren Klimaschutz 
ganz oder teilweise kompensiert werden. 
Die Rolle der einzelnen
Flexibilitätstechnologien
Power-to-Heat, flexibel einsetzbare 
Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen 
(KWK) mit ganzjährigem Wärmebedarf 
(industrielle KWK) und Demand-Side-
Management (DSM) erweisen sich 
über alle Parametervariationen hinweg 
als robuste und kostengünstige Flexibili-
tätsoptionen. Die konkreten Umsetzungs-
möglichkeiten dieser Technologien sollten 
daher im Rahmen weitergehender Unter-
suchungen detaillierter ermittelt werden. 
Die Heizwärmeversorgung bietet zusätzli-
che Potenziale für Power-to-Heat und fle-
xible KWK, die mit der in dieser Studie an-
gewandten Methodik nicht erfasst werden 
konnten. Eine Verwendung von Strom aus 
erneuerbaren Energien zur Erzeugung von 
Kraftstoffen oder Einsatzstoffen für die In-
dustrie, die über die bloße Verwertung von 
Überschussstrom hinausgeht, kann weitere 
Synergiepotenziale bergen. Eine derartige 
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weitere Verschmelzung von Infrastruktu-
ren und Märkten konnte mit dem hier an-
gewandten Modell aufgrund der definier-
ten Systemgrenzen bisher nicht betrachtet 
werden. Die Möglichkeiten, die sich da-
durch ergeben, sollten daher in künftigen 
Studien genauer untersucht werden.
In dieser Analyse wird von einem 
DSM-Potenzial von mehr als 65 GW aus-
gegangen, welches sich im Jahr 2050 aus 
den Speicherkapazitäten in häuslichen PV-
Batteriesystemen, in Elektrofahrzeugen, 
im häuslichen Wärmesektor, der Steuerung 
von Haushaltsgeräten (Waschmaschinen, 
Kühlschränke etc.) sowie DSM-Maßnah-
men in der Industrie zusammensetzt. Ge-
lingt es diese DSM-Potenziale zu erschlie-
ßen, sind weitere Kurzzeitspeicher 
(Batterien, Pumpspeicherkraftwerke und 
Druckluftspeicherkraftwerke) nicht zwin-
gend notwendig, da Flexibilität im Bereich 
einiger Stunden durch DSM ausreichend 
zur Verfügung gestellt wird. Allerdings 
könnten Netzengpässe, vor allem im Ver-
teilnetz, und Flexibilitätsbedarfe unterhalb 
einer Stunde den Speicherbedarf erhöhen. 
Der Speicherbedarf erhöht sich auf für Lö-
sungen zur Erhöhung der Energieautono-
mie, beispielsweise durch Installation von 
Speichern, die es Haushalten ermöglichen, 
möglichst viel von ihrem erzeugten PV-
Strom selbst zu nutzen. Derartige Aspekte 
sind im Modell nicht abgebildet.
Um mehrwöchige Dunkelflauten 
zu überbrücken, sind Langzeitspeicher 
(Wasserstoff- oder Methanspeicher) oder 
flexible Kraftwerke erforderlich. Langzeit-
speicher kommen dabei in erster Linie bei 
ambitionierten Klimaschutzzielen sowie 
hohen Anteilen von Wind und Photovol-
taik zum Einsatz, während bei weniger 
stringenten CO2-Minderungszielen statt-




spielen in allen Szenarien für die Strom-
versorgung 2050 eine zentrale Rolle. Sie 
werden je nach CO2-Minderungszielen 
mit Erdgas, Biogas oder Wasserstoff (als 
Teil von Gasspeichersystemen) betrieben. 
Die Entwicklung brennstoffflexibler Feu-
erungen würde künftig eine sukzessive 
Umstellung auf CO2-ärmere Brennstoffe 
ermöglichen und kann den Modellrech-
nungen zufolge als eine der wichtigsten 
Aufgaben gelten. 
Kohlekraftwerke ohne CCS 
kommen im Jahr 2050 nur bei weniger 
ehrgeizigen CO2-Minderungszielen zum 
Einsatz. Bestehende Kohlekraftwerke spie-
len vor dem Hintergrund von Versorgungs-
sicherheit und Systemstabilität jedoch in 
der Transformationsphase des Stromsys-
tems noch eine wichtige Rolle, dies aller-
dings mit abnehmender Auslastung. Eine 
weitgehende Flexibilisierung von Kohle-
kraftwerken, die es ermöglicht, die erfor-
derlichen Lastwechsel in einem System 
mit hoher Wind- und PV-Einspeisung zu 
bewältigen, wird von Kraftwerksexperten 
als grundsätzlich machbar eingeschätzt. 
Die CO2-Minderungsvorgaben be-
grenzen den Umfang, in dem fossile 
Brennstoffe eingesetzt werden können. 
Als CO2-ärmere Alternativen zur Strom-
erzeugung kommen Braunkohlekraft-
werke mit CCS, Biomassekraftwerke, 
geothermische Kraftwerke und der Im-
port von Strom aus solarthermischen 
Kraftwerken im Mittelmeerraum infrage. 
Braunkohle mit CCS, geothermische und 
solarthermische Kraftwerke eignen sich 
aufgrund ihrer Kostenstruktur vorrangig 
für Einsatzbereiche mit einer hohen Aus-
lastung. Bei Stromsystemen mit mehr als 
90 Prozent fluktuierender erneuerbarer 
Erzeugung kommen CCS, der Import von 
Strom aus solarthermischen Kraftwerken 
aus der Mittelmeerregion sowie geother-
mische Stromerzeugung aufgrund der ex-
tremen Volatilitäten nicht zum Einsatz.
Braunkohle mit CCS ist nach den 
getroffenen Annahmen zwar eine relativ 
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Die fluktuierenden Stromerzeu-
ger Wind und Photovoltaik spielen 
in allen betrachteten Zukunftsszenarien 
für 2050 eine wichtige Rolle. Photovolta-
ik und Onshore-Windenergie bieten die 
günstigsten Stromgestehungskosten aller 
betrachteten erneuerbaren Energietech-
nologien. Eine hohe CO2-Minderung bei 
gleichzeitiger signifikanter Reduktion der 
Abhängigkeit von Energieimporten kann 
nur bei einem hohen Anteil von Wind und 
Photovoltaik erreicht werden. Das Glei-
che gilt für eine hohe CO2-Reduktion bei 
gleichzeitiger Vermeidung von Technolo-
gien, bei denen die politische oder gesell-
schaftliche Akzeptanz oder die breite Um-
setzbarkeit noch nicht geklärt ist (CCS, 
CSP – Concentrated Solar Power, solar-
thermische Kraftwerke und Geothermie).
Der Einfluss eines umfassenden 
Ausbaus der Übertragungsnetze 
wurde abgeschätzt, indem die Stromgeste-
hungskosten zum einen unter Annahme 
eines idealen Netzausbaus („Kupferplat-
te Deutschland“) und zum anderen einer 
Aufspaltung Deutschlands in Regionen 
mit separater Versorgung ermittelt wur-
den. Es zeigt sich, dass die Aufspaltung in 
drei Regionen ohne Berücksichtigung von 
Netzkosten zu höheren Stromgestehungs-
kosten führt. Eine genaue Quantifizierung 
des Einflusses von Netzausbaumaßnah-
men sollte in weiteren Untersuchungen 
erfolgen.
Die Zusammensetzung des Ener-
giesystems wird entscheidend von der 
gesellschaftlichen Akzeptanz abhän-
gen. Meinungsumfragen zufolge haben 
die erneuerbaren Energien die höchste 
Zustimmung von allen Energietechnolo-
gien. Gleichzeitig werden kleine, dezent-
rale Anlagen gegenüber großen Anlagen 
und einer zentral organisierten Versor-
gung bevorzugt. Während es einige Un-
tersuchungen zur Akzeptanz einzelner 
Stromerzeugungstechnologien gibt, ist 
der Wissensstand in Bezug auf die gesell-
schaftliche Akzeptanz verschiedener Op-
kostengünstige Option der CO2-Vermei-
dung, stößt aber in Deutschland aktuell 
auf geringe gesellschaftliche und politi-
sche Akzeptanz. Für die geothermische 
Stromerzeugung stellen sich andere He-
rausforderungen. Hier müssten gegenüber 
heutigen Pilotanlagen die Kosten um etwa 
70 Prozent sinken, um Gesamtsystemkos-
ten auf einem ähnlichen Niveau wie die 
anderen Stromerzeugungstechnologien 
zu erreichen. Der Import von Strom aus 
solarthermischen Kraftwerken aus 
Marokko ist unter den getroffenen Annah-
men in vielen Szenarien mit einem Anteil 
fluktuierender Erneuerbarer unter 90 Pro-
zent wettbewerbsfähig. Die Realisierbar-
keit dieser Option hängt allerdings von den 
politisch-regulatorischen Rahmenbedin-
gungen wie der Entwicklung eines euro-
päischen Energiebinnenmarktes sowie der 
generellen Akzeptanz des Netzausbaus in 
Deutschland und allen von der Durchlei-
tung betroffenen Ländern ab. 
Biogasverstromung kommt ab 
einem Emissionsreduktionsziel von 90 
Prozent gegenüber 1990 in fast allen un-
tersuchten Varianten der Stromerzeu-
gung zum Einsatz. In den Modellrechnun-
gen wird davon ausgegangen, dass das 
aufbereitete Biogas ins Erdgasnetz ein-
gespeist und in Gasturbinen- oder Gas-
und-Dampf-Kraftwerken verstromt wird, 
sodass eine vollflexible Stromerzeugung 
möglich ist. Auf den Einsatz von Biogas 
zur Stromversorgung kann nur dann ver-
zichtet werden, wenn der Anteil an Wind 
und Photovoltaik sehr hoch ist oder wenn 
solarthermische Kraftwerke oder Braun-
kohle-CCS genutzt werden. In vielen Sze-
narien werden die angenommenen Poten-
ziale für Biogas weitgehend ausgeschöpft. 
Einer ganzheitlichen, sektorenübergrei-
fenden Biomassestrategie zur korrekten 
Einschätzung der Potenziale und deren 
Verteilung auf alle Nutzungsarten (Nah-
rungs- und Futtermittelherstellung, stoff-
liche Verwertung sowie Verkehrs-, Strom- 
und Wärmesektor) kommt daher eine 
hohe Bedeutung zu.
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tionen zur Gestaltung des Gesamtsystems 
insgesamt noch gering und sollte durch 
empirische Untersuchungen weiter aus-
gebaut werden.
Forschung und Entwicklung 
spielt für alle betrachteten Technologien 
eine zentrale Rolle, um weitere Kosten-
senkungspotenziale zu erschließen. Ne-
ben der Weiterentwicklung der einzelnen 
Technologien, beispielsweise durch Stei-
gerung der Effizienz und Reduktion des 
Materialeinsatzes, kommt auch der Sys-
temeinbindung der verschiedenen Tech-





In den Szenarien und Diskussionen über 
die künftige Struktur der Energieversor-
gung gehen die Ansichten über die aus tech-
nischer und wirtschaftlicher Sicht sinnvolle 
Zahl an Windkraft- und Photovoltaikanla-
gen auseinander. Auch wird kontrovers 
diskutiert, wie der zeitliche und räumliche 
Ausgleich zwischen der fluktuierenden 
Leistungserzeugung und der schwanken-
den Leistungsnachfrage zuverlässig und zu 
den geringstmöglichen Kosten bewerkstel-
ligt werden kann. Diese Frage hat die Ad-
hoc-Arbeitsgruppe „Flexibilitätskonzepte“ 
des Akademienprojekts „Energiesysteme 
der Zukunft“ (ESYS) in den Blick genom-
men: Wie kann in einem System mit ho-
hem Anteil erneuerbarer Energien ausrei-
chend und kostengünstig die notwendige 
Flexibilität bereitgestellt werden?
Die Arbeitsgruppe hat es sich dabei 
zur Aufgabe gemacht, nicht nur Speicher-
systeme für die Bereitstellung der Flexibi-
lität zu betrachten, sondern die Gesamtheit 
aller Möglichkeiten zur Bereitstellung von 
Flexibilität auf der Seite der Stromerzeu-
ger, Stromverbraucher und Speicher zu 
berücksichtigen. Ziel dieser Analyse ist es, 
das Portfolio möglicher Technologien im 
Hinblick auf technische Potenziale und 
Kosten darzustellen sowie deren Einsatz-
möglichkeiten in unterschiedlich ausge-
prägten Stromsystemen im Jahr 2050 zu 
analysieren. Daraus ergeben sich Optio-
nen, wie für unterschiedliche Ausbaugrade 
erneuerbarer Energien insgesamt und der 
fluktuierenden Windkraft und Photovoltaik 
im Besonderen die notwendige Flexibilität 
bereitgestellt werden kann. Dabei werden 
nicht nur die technischen und die wirt-
Eine nachhaltige Energieversorgung muss 
eine massive Verringerung der CO2-Emis-
sionen mit sich bringen und gleichzeitig 
die Abhängigkeit von Energieträgern re-
duzieren, die durch Ressourcenknappheit 
oder politische Unwägbarkeit als kritisch 
angesehen werden. Gleichzeitig muss die 
Energieversorgung immer auch zuverläs-
sig, möglichst kostengünstig und von ei-
nem breiten gesellschaftlichen Konsens 
getragen sein. Vor diesem Hintergrund 
gilt als unstrittig, dass ein zukünftiges 
Versorgungssystem einen hohen Anteil 
der Nutzenergie aus regenerativen Quel-
len gewinnen wird. In Deutschland wer-
den Windkraft und Photovoltaik dabei 
eine zentrale Rolle spielen.
Das heutige Stromversorgungs-
system basiert auf der Grundprämisse, 
dass die Stromerzeugung dem Verbrauch 
folgt. Dafür hat sich ein differenzierter 
Kraftwerkspark herausgebildet, der si-
cherstellt, dass zu jedem Zeitpunkt ge-
nau die benötigte Menge an Strom zur 
Verfügung gestellt wird. Im Gegensatz 
zu anderen erneuerbaren Energiequel-
len wie Biogas oder Geothermie sind 
Windkraft und Photovoltaik allerdings 
fluktuierend, sodass ein grundlegender 
Wandel in der Betriebsführung des Sys-
tems erforderlich wird: Es muss negative 
Ausgleichsleistung bereitgestellt werden, 
wenn mehr erzeugt als verbraucht wird, 
und positive Ausgleichsleistung, wenn 
weniger erzeugt als gebraucht wird. Die-
ser Ausgleich zwischen fluktuierender 
Erzeugung und Verbrauch wird als Fle-
xibilität bezeichnet.
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schaftlichen Aspekte einbezogen, sondern 
auch die Akzeptanz der Technologien in 
der Gesellschaft, die Verfügbarkeit von Res-
sourcen zum Bau der jeweiligen Systeme, 
die technische Machbarkeit des großtechni-
schen Einsatzes neuer Technologien sowie 
die rechtlichen Fragen, die sich aus dem 
Energiewirtschaftsrecht oder dem Bau-, 
Umwelt- und Emissionsrecht ergeben.1 
Im Ergebnis zeigt die Studie ver-
schiedene Möglichkeiten auf, wie die 
Stromversorgung im Jahr 2050 bei einer 
CO2-Reduktion um 80 bis 100 Prozent im 
Stromsektor aussehen könnte. Sie liefert 
dabei einen Überblick über die techni-
schen Optionen, den Bedarf an Technolo-
gien unter unterschiedlichen Rahmenbe-
dingungen sowie Einschätzungen zu den 
Kostenunterschieden verschiedener Rea-
lisierungsmöglichkeiten für die zukünfti-
ge Energieversorgung. 
Keine der untersuchten Technolo-
gien ist unverzichtbar oder alternativlos. 
Allerdings führen Alternativen in den 
meisten Fällen zu anderen Belastungen, 
einer anderen Verteilung von Kosten und 
Nutzen und gegebenenfalls auch zu höhe-
ren Gesamtkosten. Indem sie die Alter-
nativen und deren Konsequenzen mög-
lichst transparent darstellen, möchten die 
Autoren dieser Analyse einen Beitrag zur 
gesamtgesellschaftlichen Diskussion über 
den Weg zu einer nachhaltigen Energie-
versorgung leisten.
Warum 2050?
Ein umfassender Umbau des Energiesys-
tems benötigt Zeit. Der Aufbau von Inf-
rastrukturen wie etwa Gaspipelines oder 
Häfen für den Kohleimport dauert Jahre 
oder gar Jahrzehnte, nicht zuletzt bedingt 
durch umfangreiche und langlaufende 
Planungs- und Genehmigungsverfahren. 
1 Die detaillierten Ergebnisse aus den Fachgruppen zur 
Bewertung der einzelnen Technologien werden Ende 
2015 als Technologiesteckbriefe veröffentlicht.
Technologien, die möglicherweise 2050 
eine maßgebliche Rolle bei der Strom-
versorgung spielen könnten, befinden 
sich teilweise noch im Forschungs- und 
Entwicklungsstadium und müssen für 
den großtechnischen Einsatz weiterent-
wickelt werden. Zudem haben viele Kom-
ponenten des Energiesystems wie Netze, 
Kraftwerke, Speicher oder Investitionen 
in Energiesparmaßnahmen sehr lange 
Abschreibungszeiträume von typischer-
weise 30 bis 50 Jahren. Können die Anla-
gen beispielsweise aufgrund wechselnder 
Rahmenbedingungen nicht über einen 
entsprechend langen Zeitraum betrieben 
werden, steigen die Kosten des Gesamt-
systems. 
Vor diesem Hintergrund ist es 
wichtig, einen langfristigen gesellschaft-
lichen Konsens darüber anzustreben, was 
eine emissionsarme Energieversorgung 
wert ist, welche Form der Energieversor-
gung gewünscht wird, welche Eingriffe 
in Landschaft und Umwelt als akzeptabel 
gelten, was Alternativen kosten dürfen 
und welche Zuverlässigkeit der Energie-
versorgung notwendig ist. 
Aufbau der Studie
Im folgenden Kapitel 2 werden zunächst 
die Vorgehensweise in der Arbeitsgruppe 
und die verwendeten Analysemethoden er-
läutert. Kapitel 3 gibt einen Überblick über 
die mögliche Rolle der untersuchten Tech-
nologien im Stromsystem 2050. Wie der 
Anlagenpark unter verschiedenen Randbe-
dingungen — zum Beispiel unterschiedlich 
ambitionierte Klimaschutzziele oder ein 
umfangreicher beziehungsweise geringe-
rer Netzausbau — aussehen könnte und 
wie sich dies auf die Gesamtsystemkosten 
auswirkt, wird in Kapitel 4 anhand ausge-
wählter energiepolitisch relevanter Frage-
stellungen diskutiert. In Kapitel 5 werden 
schließlich die Kernaussagen zusammen-
gefasst, die die Arbeitsgruppe aus den Un-
tersuchungen abgeleitet hat. 
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2. Methodik 
Um eine valide und aussagekräftige 
Datenbasis für die Modellrechnungen zu 
erhalten, wurde ein breiter Konsultations-
prozess mit Expertinnen und Experten 
aus Industrie und Wissenschaft durch-
geführt. Dazu haben Fachleute zunächst 
die wichtigsten möglichen Technologien 
zur Bereitstellung von Flexibilität analy-
siert und mithilfe einer Ampelsystema-
tik einer einheitlichen interdisziplinären 
Bewertung unterzogen (siehe Abschnitt 
2.2). Darauf basierend wurden die Tech-
nologieparameter für 2050 (zum Beispiel 
Kostendaten und Wirkungsgrade) für die 
Modellrechnungen festgelegt. Qualitative 
Bewertungsfaktoren wie etwa die gesell-
schaftliche Akzeptanz der Technologien 
wurden herangezogen, um unterschiedli-
che Rahmenbedingungen für die Modell-
rechnungen zu definieren. Beispielsweise 
wurden aufgrund der Präferenz der Bevöl-
kerung für kleine, dezentrale Anlagen Mo-
dellrechnungen durchgeführt, die einen 
geringen Ausbau des Übertragungsnetzes 
oder die ausschließliche Verwendung klei-
ner, dezentraler Stromerzeugungsanlagen 
zugrunde legen. 
Die Arbeiten der Gruppe gliederten sich 
in folgende Arbeitspakete:
1. Zehn technologiespezifische Fachgrup-
pen, besetzt mit Fachleuten aus Wis-
senschaft und Industrie, charakteri-
sierten und bewerteten die relevanten 
Technologien anhand von technischen 
Daten, Kosten und Entwicklungspo-
tenzialen bis 2050. Auch der Ressour-
cenbedarf und gesellschaftliche Fragen 
wie Akzeptanz wurden berücksichtigt. 
Die betrachteten Technologien sind 
Windkraft, Photovoltaik, Biomasse, 
Die technisch-ökonomische Modellie-
rung von Energiesystemen hat sich seit 
den 1980er Jahren zu einem immer 
wichtigeren Werkzeug entwickelt, um 
die Funktionsweise regionaler, nationa-
ler und globaler Energiesysteme zu er-
forschen. Im Fokus der Untersuchungen 
steht dabei zumeist die Entwicklung von 
Szenarien, die zeigen, wie die Energiever-
sorgung in Richtung erneuerbarer Ener-
gien umgebaut werden kann und wie 
sich dies auf CO2-Emissionen und Kosten 
auswirkt. Um reale Energiesysteme mit 
allen wichtigen Wechselwirkungen und 
Systemzusammenhängen möglichst rea-
listisch abzubilden, wurden zunehmend 
aufwendige Berechnungsmodelle ent-
wickelt. Die Rechenzeit dieser teilweise 
sehr komplexen Modelle beträgt mehrere 
Tage bis Wochen, sodass für eine Studie 
meist nur eine sehr begrenzte Zahl an 
Modellrechnungen durchgeführt werden 
kann.
Die hier erarbeitete Analyse basiert 
auf einem anderen Ansatz: Es wurde eine 
Methode entwickelt, mit deren Hilfe sich 
innerhalb weniger Minuten eine über-
schlägige Auslegung der Stromversor-
gung berechnen lässt. Sie wurde genutzt, 
um eine große Anzahl von alternativen 
Systemkonstellationen (circa 130) zu ent-
werfen. Von diesen wird angenommen, 
dass sie die Bandbreite der möglichen 
Entwicklungen der Stromversorgung gut 
abdecken. Auf diese Weise können un-
terschiedlich ausgestaltete Stromsysteme 
miteinander verglichen und der Einfluss 
verschiedener Rahmenbedingungen (zum 
Beispiel politischer Entscheidungen für 
oder gegen bestimmte Technologien) be-
wertet werden. 
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Solarthermie, Geothermie, Speicher, 
Netze, konventionelle Kraftwerke und 
Demand-Side-Management im Strom-
markt sowie im Wärmemarkt.
2. Die Fachgruppe „Energieszenarien“ 
untersuchte den Flexibilitätsbedarf 
möglicher Energiesysteme im Jahr 
2050. Hierfür wurden aktuelle in der 
Literatur vorliegende Energieszenarien 
analysiert und daraus acht illustrative 
Szenarien ausgewählt, die abbilden, 
wie ein zukünftiges Energiesystem aus-
sehen könnte. Für die Szenarien wurde 
die sogenannte Residuallast (Last, die 
nach Abzug der fluktuierenden Einspei-
sung durch regelbare Einheiten gedeckt 
werden muss), die maßgeblich den Fle-
xibilitätsbedarf im System bestimmt, 
ermittelt und unter verschiedenen Rah-
menbedingungen ausgewertet.
3. Mithilfe eines für die Arbeitsgruppe 
entwickelten Rechenalgorithmus wur-
de ausgehend von der Residuallast 
bestimmt, welche Flexibilitätstechno-
logien im Jahresverlauf geeignet sind, 
um die Stromnachfrage vollständig 
abzudecken. Um den vielfältigen Un-
sicherheiten und politischen Präferen-
zen gerecht zu werden, wurden diese 
Berechnungen nicht nur für die aus-
gewählten Szenarien durchgeführt, 
sondern auch für zahlreiche Parame-
tervariationen (zum Beispiel einge-
schränkte Technologieverfügbarkeit, 
eingeschränkter Netzausbau und über-
regionaler Stromaustausch sowie nied-
rige/hohe CO2-Minderungsziele).
4. Ausgehend von diesen Ergebnissen 
wird die Rolle der verschiedenen Tech-
nologien für die Stromversorgung der 
Zukunft diskutiert. Anhand ausgewähl-
ter energiepolitischer Fragestellungen 
werden Optionen aufgezeigt, wie die 
zukünftige Stromversorgung gestaltet 
werden könnte, welche Kosten damit 
einhergehen und welche Chancen und 
Risiken damit verbunden sind.
Berücksichtigt wurden alle Technologien, 
denen Experten eine seriöse Chance auf 
Umsetzung unter technischen und wirt-
schaftlichen Aspekten geben. Dabei wur-
de der durch Forschung und Entwicklung 
erreichbare Fortschritt gegenüber dem 
heutigen Stand der Technik berücksich-




Die Fachgruppe „Energieszenarien“ hat 
18 aktuell in der Literatur vorliegende 
Energiesystemstudien für Deutschland 
mit insgesamt 62 unterschiedlichen Sze-
narien ausgewertet. Daraus wurden acht 
Szenarien ausgewählt, die den Entwick-
lungskorridor des Energiesystems bis zum 
Jahr 2050 möglichst gut erfassen und als 
jeweils repräsentativ für eine spezifische 
Entwicklungslinie angesehen werden 
können. Die ausgewählten Szenarien un-
terscheiden sich vor allem hinsichtlich 
der Klimaschutzziele (Trendentwicklung 
versus Klimaschutz gemäß den Zielen der 
Bundesregierung oder darüber hinaus), 
der Einsatzmöglichkeit von CO2-Abtren-
nung und Speicherung (Carbon Capture 
and Storage, CCS) sowie insbesondere 
des Anteils erneuerbarer Energien an der 
Stromerzeugung, der in den betrachteten 
Szenarien zwischen 39 Prozent und 87 
Prozent liegt. 
Aus den Szenarien werden die Resi-
duallastkurven für alle 8.760 Stunden im 
Jahr berechnet. Darauf basierend wird der 
Flexibilitätsbedarf der einzelnen Szenari-
en beschrieben. Die berechneten Residu-
allastkurven dienen als Eingangsdaten für 
die Modellrechnungen zur Deckung des 
Flexibilitätsbedarfs (siehe Abschnitt 2.3).
In Abschnitt 2.1.1 wird das Aus-
wahlverfahren für die illustrativen Szena-
rien dargestellt. Details zur Berechnung 
der Residuallastkurven und des resultie-
renden Flexibilitätsbedarfs des Energie-
systems finden sich in Abschnitt 2.1.2.
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2.1.1 Auswahl illustrativer Energieszenarien 
Das Energiesystem unterliegt fortwäh-
renden Veränderungsprozessen und ist 
durch vielfältige Wechselwirkungen mit 
internen und externen Faktoren geprägt. 
Nicht zuletzt aufgrund der hohen System-
komplexität und der Vielzahl an techni-
schen, ökonomischen, gesellschaftlichen 
und politischen Einflussfaktoren kann 
die zukünftige Entwicklung des Ener-
giesystems nicht eindeutig vorausgesagt 
werden, sondern ist durch ein hohes Maß 
an Unsicherheiten gekennzeichnet. Vor 
diesem Hintergrund haben sich Energie-
szenarien als Analysehilfsmittel für die 
Diskussion der Gestaltungsmöglichkeiten 
des Energiesystems etabliert. Sie greifen 
den Umstand der Komplexität und Un-
bestimmtheit des Systems auf und ver-
suchen mögliche Zukunftspfade auf der 
Basis in sich konsistenter Annahmen zu 
beschreiben. Dabei weisen sie den an sich 
unsicheren Größen spezifische Werte zu 
und machen somit diese Annahmen trans-
parent. Energieszenarien versuchen daher 
nicht die höchst wahrscheinliche Entwick-
lung zu beschreiben, sondern mögliche 
zukünftige Entwicklungslinien zu skizzie-
ren, die so eintreten könnten, wenn die 
getroffenen Annahmen zutreffen.
Im Rahmen der Ad-hoc-Gruppe 
„Flexibilitätskonzepte“ wurde eine Meta-
Analyse bestehender Energieszenarien 
für Deutschland durchgeführt und dabei 
insbesondere das Stromsystem detailliert 
betrachtet. Geht man davon aus, dass jede 
mögliche Entwicklung des Energiesys-
tems in einem der bestehenden Energie-
szenarien abgebildet ist, so erlaubt diese 
Meta-Analyse den Möglichkeitsraum einer 
zukünftigen Entwicklung des Energiesys-
Abbildung 1: Schematische Darstellung der Arbeitsweise der Ad-hoc-Gruppe „Flexibilitätskonzepte“
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tems aufzuzeigen und die verschiedenen 
Ausprägungen dieser Entwicklung in der 
Übersicht darzustellen. Gleichzeitig dient 
die vergleichende Szenarioanalyse dazu, 
zentrale Einflussgrößen auf den Flexibili-
tätsbedarf zu bestimmen und robuste, das 
heißt von unterschiedlichen Annahmen 
weitgehend unabhängige, Entwicklungsli-
nien zu identifizieren. 
Ausgehend von einer umfassen-
den Literaturanalyse wurden einzelne 
Energieszenarien bestimmt, die als weit-
gehend repräsentativ für bestimmte Aus-
prägungen des Energiesystems anzusehen 
sind und als „illustrative“ Szenarien den 
gesamten Möglichkeitsraum beschreiben 
helfen. Diese illustrativen Szenarien dien-
ten im Rahmen des Gesamtverfahrens 
als Ausgangsmaterial für weitergehende 
Berechnungen. Insbesondere wurden sie 
für Residuallastanalysen eingesetzt. Die 
Auswahl der zu betrachtenden Szenarien 
erfolgte systematisiert in vier Schritten:
Im ersten Schritt wurden aktuel-
le Energieszenario-Studien identifiziert. 
Insgesamt wurden 18 in der Literatur 
vorliegende Energiesystemstudien mit 62 
Szenarien ausgewertet.
Im zweiten Schritt wurde eine Vor-
auswahl an näher zu betrachtenden Sze-
narien getroffen. Ob ein Energieszenario 
in die nähere Auswahl übernommen wur-
de, hing neben der Aktualität unter ande-
rem maßgeblich davon ab, ob die wich-
tigsten Kenngrößen für die Beschreibung 
des Stromsystems in einer quantitativen 
Darstellung vorliegen. Als Mindestanfor-
derung galt hier, dass die resultierende 
Stromerzeugung und die installierte Ka-
pazität in ausreichendem Detailgrad (das 
heißt insbesondere Aufschlüsselung nach 
Energieträgern) ausgewiesen wurden. Zu-
dem sollten die Studien frühestens 2009 
erschienen sein. 
Im dritten Schritt wurden für die 
verbleibenden 29 Szenarien wesentliche 
Eigenschaften des Stromsystems, die be-
sonders relevant für den Flexibilitätsbe-
darf sind, herausgearbeitet und verglei-
chend gegenübergestellt. 
Für die Szenarien wurde jeweils 
geprüft, ob sie einem dieser Kriterien in 
besonderer Weise entsprechen. Folgende 
Indikatoren wurden für die Charakterisie-
rung verwendet:
1. Business-as-Usual(BaU)-orientierte 
Entwicklung (Atomenergieausstieg bis 
2022, insbesondere keine Vorgabe am-
bitionierter Klimaschutzziele bis 2050) 
2. Klimaschutzvorgabe bei einer weiter 
stark zentralistisch orientierten Strom-
erzeugungsstruktur (CCS kommt in re-
levantem Ausmaß zum Einsatz) 
3. Orientierung am Energie- und Klima-
schutzkonzept der Bundesregierung 
(Ausbau der Stromerzeugung aus er-
neuerbaren Energien bis zu einem An-
teil von rund 80 Prozent im Jahr 2050 
beschränkt)
4. Erreichung der Klimaschutzziele und 
starker Ausbau erneuerbarer Energien 
an der Stromerzeugung (über 80 Pro-
zent EE) sowie 
• Umsetzung einer umfassenden Power-
to-X-Strategie, das heißt Auskopplung 
großer Energiemengen aus dem Strom-
sektor zur Versorgung anderer Sektoren
• Möglichkeit von Nettostromimport 
(aus erneuerbaren Energien) in we-
sentlichem Umfang
• deutliche Einschränkung des Strom-
austauschs mit dem Ausland (Extrem-
annahme, nur theoretische Relevanz)
• besonders hoher Anteil der Stromer-
zeugung aus fluktuierend einspeisen-
den Quellen 
• besonders niedriger Anteil der Strom-
erzeugung aus fluktuierend einspei-
senden Quellen 
• gleichmäßige geografische Verteilung 
der Stromerzeugung aus Erneuerbare-
Energien-Anlagen (hoher Anteil Pho-
tovoltaik und Onshore-Windenergie)
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Der Vergleich der Szenarien spannt aus 
heutiger Sicht den Möglichkeitsraum für 
die Entwicklung des Energiesystems bis 
zum Jahr 2050 gut auf. Dies wird insbe-
sondere sowohl an der großen Bandbrei-
te der Stromnachfrage als auch am Mix 
der Erzeugungstechnologien deutlich. So 
schwankt die Stromnachfrage zwischen 
unter 400 TWh und bis zu über 800 TWh 
(Abbildung 2), die Einspeisung aus fluk-
tuierenden erneuerbaren Energien (das 
heißt Windenergie und Photovoltaik) liegt 
zwischen 39 Prozent und 87 Prozent.2 
Im vierten und letzten Schritt wur-
de für jedes der Kriterien jeweils ein illus-
2 Die in den Modellrechnungen verwendeten Strommen-
gen aus Onshore-Wind liegen durch abweichende An-
nahmen zu den Volllaststunden etwas höher, wodurch 
auch der FEE-Anteil insgesamt etwas höher liegt als in 
den ursprünglichen Szenarien.
tratives Szenario ausgewählt. In Tabelle 1 
findet sich eine tabellarische Übersicht der 
gewählten Kriterien und der jeweils pas-
senden Szenarien. Das für ein Kriterium 
als repräsentativ ausgewählte (illustrati-
ve) Szenario ist dabei fett hervorgehoben. 
Die weiteren Analyse- und Berechnungs-
schritte greifen ausschließlich auf diese 
acht illustrativen Szenarien zurück.
2.1.2 Berechnung der Residuallast für die 
ausgewählten Szenarien
Geht man davon aus, dass die als re-
präsentativ ausgewählten (illustrativen) 
Szenarien den Möglichkeitsraum für die 
Entwicklung des Energiesystem gut be-
schreiben, dann können sie helfen ein-
zuschätzen, welche mögliche Bandbreite 
an Anforderungen zukünftig an Flexibi-
litätsoptionen gestellt wird.Hierzu wird 
für jedes der illustrativen Szenarien die 
Abbildung 2: Bruttostromerzeugung der 29 verbleibenden Energieszenarien und für die weiteren Betrachtungen ausgewählte illustrative Szenarien (S1 bis S8)
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Residuallast bestimmt.3 Als zentrale Ein-
gangsgrößen für die Residuallastberech-
nungen wurden die von den Szenarien 
ausgewiesene Stromerzeugung aus fluktu-
ierend einspeisenden erneuerbaren Ener-
gien und die Stromnachfrage verwendet 
(siehe Abbildung 3). Alle weiteren durch 
die Szenarien festgelegten Parameter 
3 Die Literatur ist im Kapitel „Verwendete Szenariostudi-
en“ auf Seite 106 aufgeführt.
werden für die weiteren Untersuchungen 
nicht verwendet. Der definierte Szenario-
korridor legt also lediglich die installier-
ten Leistungen der fluktuierenden Erneu-
erbaren (Onshore-/Offshore-Wind und 
PV) sowie die Stromnachfrage fest. 
Um eine Vergleichbarkeit zwi-
schen den einzelnen Szenarien herzu-
stellen, wurde die Residuallast für alle 





Anteile der  Erneuerbaren 
an der Deckung der 
-
nachfrage (im Jahr 2050)







von weniger als 
70 % (gegen-
über 1990)
→ Referenz ohne CCS (WWF 2009)
→ 50 % EE (Hartmann 2013)
→ GROKO (BEE 2014)
→ Trendszenario (BMWi 2014-1)















gierung wird nur 
knapp erreicht
EE-Anteil liegt 
bei circa 80 % 
(78 – 82 %)
circa 80 %
→ Standard (Kuhn 2012)
→ 80 % EE (Hartmann 2013)










über 80 und  
bis 100 % + X
→ Regionenverbund (UBA 2010)
→ Referenzszenario (Fh-ISE 2013)
→ SZEN 100 (BEE 2014)










über 80 und  
bis 100 % (ggf. + X)
→ 100 %-EE (FVEE 2010)
→ Szenarien 2.2.a, 2.2.b, 3.a oder 3.b 
(SRU 2011) 
→ Szenario 2 (Trieb 2013)








über 80 und  
bis 100 % (ggf. + X)
→ Szenarien 1.a und 1.b (SRU 2011)
→ 80 % EE und 100 % EE (Hartmann 
2013)





Anteil von Wind 
und PV liegt 
bei mindestens 
75 %
über 80 und  
bis 100 % (ggf. + X)
→ Regionenverbund (UBA 2010)
→ Szenarien 1.a und 2.1.a (SRU 2011)
→ 100 % EE (Hartmann 2013)





Anteil von Wind 
und PV liegt bei 
unter 60 %
über 80 und  
bis 100 % (ggf. + X)
→ 
→ Standard (Kuhn 2012)
→ Szenario 2 (Trieb 2013)







und PV liegt bei 
über 45 %
über 80 und  
bis 100 % (ggf. + X)
→ Regionenverbund (UBA 2010)
→ Referenzszenario (Fh-ISE 2013)
→ Zielszenario (BMWi 2014-1)
Tabelle 1: Kriterien des Stromsystems 2050 und passende Szenarien. Die jeweils illustrativen Szenarien sind fett 
hervorgehoben.
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fahren berechnet. Es wurden für alle 
Szenarien sowohl einheitliche technische 
Parameter der Erzeugungsanlagen (das 
heißt zum Beispiel spezifische Windge-
schwindigkeits-Leistungskennlinien für 
repräsentative Windenergiekonverter) 
als auch die gleichen Annahmen für die 
geografische Verteilung der Erneuerba-
re-Energien-Anlagen über Deutschland 
zugrunde gelegt.4 Mithilfe von physika-
lisch-technischen Modellen wurden für 
die Residuallastanalysen zunächst Wet-
terdaten des Jahres 2008 in Einspeisung 
von fluktuierenden erneuerbaren Ener-
gien überführt. So wird beispielsweise 
mithilfe von Windkraftanlagenkenn-
linien die Windgeschwindigkeit in die 
Stromabgabe umgerechnet. Dabei wurde 
aufgrund der Datenverfügbarkeit eine 
stündliche zeitliche Auflösung gewählt. 
4 Während das gewählte Verfahren auf eine Vergleich-
barkeit zwischen den Szenarien abzielt, könnte mit 
einer Optimierung der geografischen Verteilung eine 
Minimierung des Energietransportbedarfs stattfinden.
Auch für die Stromnachfrage wurde für 
die ausgewählten Szenarien eine Lastkur-
ve aus stündlichen Werten modelltech-
nisch nachgebildet. Dabei wurde für alle 
Szenarien die gleiche Lastcharakteris-
tik angenommen und mit der gesamten 
Stromnachfrage des jeweiligen Szenarios 
skaliert. Die Residuallast – als Kenngrö-
ße für die von den nicht fluktuierend ein-
speisenden Stromerzeugungsoptionen zu 
deckende Nachfrage – wurde schließlich 
ermittelt, indem von der Lastkurve die 
modellierte fluktuierende Einspeisung 
abgezogen wurde. 
2.2 Interdisziplinäre Bewertung 
möglicher Flexibilitätsoptionen
In einem breiten Konsultationsprozess 
wurde mit über 100 Expertinnen und Ex-
perten in zehn Fachgruppen der Stand 
der Technik sowie der zu erwartende 
Stand der Technik und die Kostenstruk-
Abbildung 3: Nettostromerzeugung aus PV und Wind in den verschiedenen Szenarien. Prozentuale Anteile von 
Wind und PV in den Bezeichnungen der Szenarien sind auf den Nettostrombedarf bezogen und stellen maximale 
Anteile dar, wenn keine Abregelung von fluktuierender Erzeugung erfolgt.
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tur im Jahr 2050 für alle wesentlichen 
Technologien, die Flexibilität liefern 
können, analysiert und quantifiziert. 
Die Parameter wurden von den techno-
logiespezifischen Fachgruppen, deren 
Zusammensetzung den Seiten „Über das 
Akademienprojekt“ zu entnehmen ist, 
diskutiert und gemeinsam verabschie-
det. Ein besonderer Fokus liegt dabei auf 
den technischen Möglichkeiten und den 
Kosten für einen flexiblen Einsatz. Die 
Bewertung erfolgt nach einer einheit-
lichen Systematik, die eine Vergleich-
barkeit der Technologien ermöglicht. 
Dadurch wurde eine breit abgesicherte 
Basis für die Entwicklungspotenziale der 
verschiedenen Technologien erreicht. 
Erfasst wurden alle von den Fachgrup-
pen für das Jahr 2050 für relevant ge-
haltenen Stromerzeugungstechnologien5 




Technologien. Dabei sind nur wenige 
Vorabentscheidungen zum Ausschluss 
von Technologien getroffen worden. 
Namentlich wurde die Kernspaltung als 
Energiequelle aufgrund des für Deutsch-
land politisch beschlossenen Ausstiegs 
aus der Atomkraft in der ersten Hälfte 
der 2020er Jahre nicht in die Analysen 
einbezogen. Ferner waren sich alle Fach-
leute der Arbeitsgruppen „Szenarien“ 
und „Technologien“ einig, dass ein signi-
fikanter Beitrag der Kernfusion im Jahr 
5 Die Brennstoffzellentechnologie wird in den Unter-
suchungen nicht berücksichtigt. Grund dafür ist, dass 
keine Szenarien vorhanden sind, die eine kostengünsti-
gere großtechnische Stromerzeugung aus Brennstoffzel-
len als aus vergleichbaren Gas- oder GuD-Kraftwerken 
als realistisch erscheinen lassen. Damit ist nicht gesagt, 
dass Brennstoffzellen in der Zukunft keine Rolle spielen 
werden. Brennstoffzellen haben potenzielle Einsatzge-
biete im Bereich der Mobilität, aber auch überall dort, 
wo sich aus betriebswirtschaftlicher Sicht eine lokale 
Strom- und gegebenenfalls Wärmeerzeugung lohnen 
kann. Die hier durchgeführte Analyse betrachtet die 
Technologien, die aus volkswirtschaftlicher Sicht zum 
Einsatz kommen. Das zukünftige Energieversorgungs-
system wird aber wohl insgesamt mehr und mehr durch 
dezentrale, lokale Anlagen und Systeme bestimmt sein, 
die dann zu volkswirtschaftlich insgesamt höheren 
Kosten führen, aber unter gewissen regulatorischen 
Rahmenbedingungen betriebswirtschaftlich attraktiv 
sind und deswegen realisiert werden könnten.
2050 nicht zu erwarten beziehungsweise 
derart unsicher ist, dass eine Ausrichtung 
der Entwicklung des Energiesystems auf 
diese Technologie hin als viel zu risiko-
reich angesehen wird.
Als eine mögliche Flexibilitätstech-
nologie wird der Import von Strom aus 
thermischen Solarkraftwerken aus Nord-
afrika betrachtet. Durch Speicher und Zu-
feuerungsmöglichkeit können diese Anla-
gen flexibel und planbar Strom erzeugen 
und tragen zur gesicherten Leistung bei. 
Grundsätzlich wäre es darüber hinaus 
auch möglich, fluktuierende erneuerbare 
Energien wie zum Beispiel PV-Strom aus 
Nordafrika zu importieren. Dies wurde 
jedoch im Rahmen dieser Studie nicht 
betrachtet, da der Fokus dieser Untersu-
chung auf der Bereitstellung von Flexibi-
lität liegt.
Ein wichtiges Ergebnis der Ad-
hoc-Arbeitsgruppe wird auch die Veröf-
fentlichung der Erkenntnisse und Daten 
aus allen Fachgruppen sein, die damit für 
weitere Studien und Analysen verwendet 
werden können.6 Gleichzeitig wird da-
durch auch eine sehr hohe Transparenz 
für die Datenbasis hergestellt. 
In allen Fachgruppen wurde eine 
Übersicht über die bis 2050 verfügbaren 
Technologien sowie eine Abschätzung der 
technischen Eigenschaften und der Kos-
tenparameter erstellt. Forschungs- und 
Entwicklungsanstrengungen, die für eine 
großtechnische Umsetzung und zur Errei-
chung der für 2050 angesetzten techni-
schen Parameter und Kosten erforderlich 
sind, wurden identifiziert. 
Eine besondere Stärke der Ana-
lyse liegt darin, dass die verschiedenen 
Technologien nicht nur auf Basis der 
technischen Parameter und der Kosten 
betrachtet werden, sondern auch eine 




chend dem Gesamtansatz des Projekts 
ESYS vorgenommen worden ist. Anhand 
einer Bewertungsmatrix wurden alle 
Technologien nach Aspekten der Res-
sourcenverfügbarkeit, der gesellschaft-
lichen Akzeptanz, des technischen Rei-
fegrades und der Rechtslage im Bereich 
des Energiewirtschaftsrechts sowie des 
Bau- und Emissionsschutzrechts bewer-
tet.7 Die Bewertungsmatrix ist in Tabel-
7 Auch bei hoher Materialverfügbarkeit (dunkelgrün, 
hellgrün) ist das Recycling von Metallen sinnvoll, da es 
energetisch günstiger ist als die Primärgewinnung, au-
ßer wenn die Metalle in höchst komplexen Materialien 
mit anderen Metallen vermischt sind. Bei schlechterer 
Verfügbarkeit (gelb, orange) ist Recycling auch bei nied-
rigen Konzentrationen und komplexer Vermischung 
sinnvoll (vgl. Angerer et al. 2015).
le 2 dargestellt. Wie bei allen technisch-
ökonomischen Analysen musste hier 
auch auf vorhandenes Wissen und Stu-
dienergebnisse zurückgegriffen werden. 
Dieser weitreichende Ansatz ermöglicht 
es jedoch, bei den Handlungsoptionen 
auch direkt zu erkennen, wo über die 
technischen und wirtschaftlichen Fragen 
hinaus strategische Entscheidungen von 
Politik und Gesellschaft zu treffen sind. 
Insgesamt wurden von den Fachgrup-
pen circa 60 verschiedene Technologien 
analysiert.8 Für die weitere Betrachtung 
wurden diejenigen Technologien ausge-
8 Die detaillierten Bewertungen der einzelnen Technolo-
gien sind den Technologiesteckbriefen zu entnehmen.
Materialver fügbarkeit  
Akzeptanz inkl. Regulierung
Bau-, Umwelt- und  
Immissionsschutzrecht
Technologie
Verfügbarkeit so hoch, dass 
 
Keine Maßnahmen zur 
Sicherung der Ressourcen 
erforderlich.
Hohe Akzeptanz: 








Die Technologie ist 
bereits heute weit  
entwickelt und groß-
technisch einsetzbar. 
Es besteht ausreichend 
Betriebserfahrung.
Verfügbarkeit gegeben, aber 
Sicherung erforderlich (z.B. 
-
Verbesserung der Akzeptanz, 
Generell hohe 
Akzeptanz: Geringe 
möglich, die bei der 
Umsetzung der Tech-
sollten.
Probleme durch leichte 
Anpassung des bestehen-
den Rechts möglich 
(Verordnungen).
Probleme durch leichte 
Anpassung des bestehen-
den Rechts möglich 
(Verordnungen).







könnte die Verfügbarkeit 
Maßnahmen zur Sicherung 
der Ressourcen erforderlich. 








Änderungen und neue 
Gesetze notwendig.
Umfangreiche  
Änderungen und neue 
Gesetze ohne Absenkung 
von Standards notwendig.









Erwägung gezogen werden 
müssen, wenn es nicht gelingt, 
die Verfügbarkeit erheblich zu 
verbessern.
Akzeptanz gering. Um 
Technik in relevantem 
Umfang einzusetzen, 






die möglicherweise nicht 
umsetzbar sind.
Umsetzung der Techno-
logie bei umfassender 
Überarbeitung des 
Bau-, Umwelt- oder 
Immissionsschutzrechts 
in Europa möglich, Ab-
senkung von Standards 
notwendig.
Technologie in frühem 
Entwicklungsstadium. 
Auch mit größeren 
F&E-Anstrengungen 
ist die großtechnische 
Umsetzbarkeit 2050 
ungewiss.
Verfügbarkeit so gering,  
dass Technologie nicht in  
relevantem Umfang  
einsetzbar ist.
In Deutschland nicht 
(mehr) durchsetzbar.




Für einen Betrieb der 
Technologie notwendi-
ge Veränderungen des 
Rechtsrahmens aus heu-
Großtechnische Um-
setzbarkeit bis 2050 
unwahrscheinlich.
Tabelle 2: Bewertungsschema für die interdisziplinäre Betrachtung jenseits der technisch-ökonomischen Bewertung in einem Ampelschema mit fünf 
Abstufungen von grün bis rot7
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wählt, die mit der verwendeten Metho-
dik in den Modellrechnungen abgebildet 
werden können, für die die Fachgruppen 
die benötigten Kostendaten abschätzen 
konnten und deren großtechnische Um-
setzung bis 2050 als möglich bewertet 
wurde.9 Tabelle 3 gibt einen Überblick 
über die Fachgruppen und die im Be-
rechnungsmodell implementierten Tech-
nologien.
9 Eine zentrale Einschränkung ist, dass in dem Berech-
nungsmodell keine Wärmelastkurven hinterlegt sind. 
Technologien, deren Modellierung dies erfordern (zum 
Beispiel KWK-Anlagen zur Raumheizung) sind daher in 
den Modellrechnungen nicht enthalten.
Die Ergebnisse der interdiszip-
linären Bewertung für die im Modell 
implementierten Technologien sind in 
Abbildung 4 in einer Matrix dargestellt. 
Wichtige technische Daten und Kosten-
parameter, die als Eingangsdaten für die 
Modellrechnungen verwendet wurden, 
sowie Angaben zum F&E-Bedarf sind in 
Kapitel 3 zusammengefasst.
Zusätzlich zu der Matrixbewertung 
der einzelnen Technologien, die in den 
einzelnen Fachgruppen erfolgte, wurde 
von den Akzeptanzexpertinnen und -ex-















































Wärmebedarf und thermische Speicher in Haushalten
Power-to-X (Auskopplung von 
Energie aus dem Stromsektor)
Power-to-Heat, Elektrodenheizkessel
Power-to-Hydrogen
Netze HGÜ (Anbindung CSP, Regionenvernetzung)
Tabelle 3: In den Modellrechnungen berücksichtigte Technologien
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technologieübergreifend die Akzeptanz 
von Energieanlagen analysiert. Die Ergeb-
nisse sind in Abschnitt 4.8 beschrieben. 
Die Ergebnisse der interdiszipli-
nären Bewertung wurden als Diskussi-
onsgrundlage verwendet, um die Para-
metersätze für die Modellrechnungen zu 
definieren. Beispielsweise wurde CCS auf-
grund der sehr niedrigen gesellschaftlichen 
Akzeptanz im Referenzfall ausgeschlossen.
2.3 Deckung des 
Flexibilitätsbedarfs
Im Stromsystem muss die Erzeugung zu 
jedem Zeitpunkt dem Verbrauch entspre-
chen. Im Falle eines Defizits fluktuieren-
der regenerativer Erzeugung (positive 
Residuallast) wird mit dem Einsatz von 
flexiblen Kraftwerken, dem Entladen von 
Speichern oder dem Abschalten von Las-
ten reagiert, um das Gleichgewicht wie-
derherzustellen. Bei einem Erzeugungs-
überschuss (negative Residuallast) kann 
diese Anpassung durch das Laden von 
Speichern, durch Verwendung des Über-
schussstroms in Power-to-X-Technologi-
en oder durch Abregelung von EE-Erzeu-
gung geschehen. 
Auf Basis der in den Fachgruppen 
erhobenen technischen und ökonomi-
schen Parameter der Technologien sowie 
auf Basis der Residuallastberechnungen 
für alle ausgewählten (illustrativen) Sze-
narien werden Modellrechnungen durch-
Abbildung 4: Interdisziplinäre Bewertung der im Berechnungsmodell verwendeten Technologien
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geführt. Damit wird das kostengünstigs-
te Portfolio an Flexibilitätstechnologien 
ermittelt, das in der Lage ist, Erzeugung 




Aus den in Abschnitt 2.1.1 vorgestellten 
acht Szenarien geht in Abhängigkeit vom 
Nettostrombedarf und der Erzeugung aus 
Wind und PV jeweils eine Residuallastkur-
ve hervor. Andere Daten werden aus den 
ursprünglichen Szenarien nicht übernom-
men. Mittels einer Berechnungsroutine 
erfolgt eine Zuordnung von Flexibilitäts-
technologien zur Deckung der Residuallast 
so lange, bis die Residuallast zu jedem Zeit-
punkt des Jahres vollständig abgedeckt 
ist und eine ausgeglichene Bilanz von Er-
zeugung und Verbrauch gewährleistet ist. 
Dabei wird die positive Residuallast in 
Bänder von 1 GW zerlegt und jedem die-
ser Bänder eine Technologie zur Deckung 
des darin auftretenden Bedarfs zugeord-
net. Dies können Erzeugungs-, aber auch 
Speichertechnologien oder flexible Lasten 
sein. Speicher können ihre Energie aus 
der negativen Residuallast beziehen oder 
zur Minimierung der Speicherkapazität 
und damit der Speicherkosten in begrenz-
tem Umfang auch aus positiven Bändern 
nachgeladen werden. Hierbei werden die 
in Tabelle 3 dargestellten 24 Flexibilitäts-
technologien (flexible Erzeuger und Lasten 
sowie Speicher) berücksichtigt. 
Die Stromerzeugungstechnologien 
werden charakterisiert durch den Um-
wandlungswirkungsgrad Brennstoff zu 
Strom, spezifische CO2-Emissionen, In-
vestitionskosten in Verbindung mit einer 
Anlagenlebensdauer sowie Betriebs- und 
Wartungskosten (inklusive Startkosten). 
Jeder Anlagentyp kann zudem im Modell 
mit einer Potenzialgrenze für die instal-
lierbare Leistung sowie für die eingesetzte 
Primärenergie hinterlegt werden. Spei-
cher werden unter anderem charakteri-
siert durch Lade- und Entladewirkungs-
grad und die speicherbare Energiemenge. 
Die angenommenen Werte für 2050 be-
ruhen dabei auf Expertenschätzungen 
aus den Fachgruppen. Eine ausführliche 
Beschreibung der Berechnungsmethodik 
befindet sich im Anhang in Abschnitt 6.2.
2.3.2 Annahmen und Vereinfachungen
Folgende Vereinfachungen wurden ge-
troffen. Deren Auswirkungen werden in 
Abschnitt 2.4 diskutiert.
• Die Modellrechnungen sind auf 
Deutschland begrenzt, mögliche Flexi-
bilitätsbereitstellung durch Nachbar-
länder wird nicht betrachtet.
• Eine Kopplung zwischen dem Strom-, 
Wärme- und/oder Verkehrssektor er-
folgt nur indirekt (zum Beispiel durch 
die Berücksichtigung von Szenarien 
mit einer erhöhten Stromnachfrage 
für elektrische Wärmepumpen, Elek-
trofahrzeuge oder auch den Bedarf an 
synthetischen Gasen oder Kraftstoffen, 
das heißt Power-to-Gas oder Power-
to-Fuel). 
• Die Auslegung des Technologieparks 
an Flexibilitätsoptionen erfolgt auf Ba-
sis volkswirtschaftlicher Erwägungen 
als Minimierung der annuitätischen 
Gesamtkosten des Stromsystems auf 
Vollkostenbasis (Investitionen, jähr-
liche Fixkosten und variable Kosten). 
Betriebswirtschaftliche Interessen 
oder bestimmte Marktmodelle bleiben 
damit unberücksichtigt. 
• Die Stromeinspeisung aus Wind und 
Photovoltaik wird aus den ausgewähl-
ten acht illustrativen Szenarien über-
nommen und ist daher nicht Teil der 
Gesamtkostenminimierung.
• Die Kosten der Strombereitstellung 
aus Laufwasserkraft werden aufgrund 
des geringen Anteils von circa 3 Pro-
zent vernachlässigt.10
10 Der Einfluss dieser Vereinfachung auf die Ergebnisse ist 
sehr klein, da die Stromgestehungskosten aus Laufwas-
serkraft weder deutlich höher noch deutlich niedriger 
liegen als die ermittelten Gesamtstromgestehungskosten 
und der Anteil an der Stromerzeugung sehr gering ist.
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• Die Betrachtung ist ferner stichjahr-
bezogen und geht (modelltechnisch) 
davon aus, dass ein komplettes Strom-
system im Jahr 2050 neu aufgebaut 
wird („Grüne Wiese“-Ansatz). 
• Der Lastgang basiert auf dem heuti-
gen Lastgang, linear skaliert mit dem 
Stromverbrauch des Szenarios. Die 
Lastgänge von Elektrofahrzeugen, 
Wärmepumpen etc. sind nur energe-
tisch durch Lastskalierung berück-
sichtigt, führen aber nicht zu einer 
veränderten Charakteristik des Last-
gangs. Indirekt wird aber durch DSM 
eine zeitliche Verschiebung dieser 
Lasten im Modell berücksichtigt wer-
den.
• Saisonale Effekte bei Demand-Side-
Management können nicht abgebildet 
werden.
• Die Berechnungen erfolgen nur für ein 
Wetterjahr (2008) mit durchschnitt-
lich hohen Herausforderungen.
• Bei den CO2-Emissionen werden nur 
direkte Emissionen aus der Verbren-
nung fossiler Brennstoffe angerechnet. 
Vorkettenemissionen für Förderung 
und Transport von Brennstoffen und 
die Errichtung der Anlagen sowie an-
dere Treibhausgase werden nicht be-
rücksichtigt.
Für die Betrachtungen sind Annahmen 
über zentrale wirtschaftliche Parameter 
notwendig. Dafür wurde auf typische in 
Studien verwendete Werte oder aktuel-
le Studiendaten zurückgegriffen. Für die 
Brennstoffpreise und die CO2-Zertifikats-
kosten wurde mit Zahlenwerten gerech-
net, die aus der von EWI, Prognos und 
GWS erstellten Referenzprognose für 
die Bundesregierung aus dem Jahr 2014 
stammen.11 Die Werte sind in Tabelle 4 
angegeben. Alle Berechnungen erfolgen in 
Preisen von 2014 (ohne Berücksichtigung 
von Inflation).
11 BMWi 2014-1.
2.3.3 Untersuchte Varianten des Energie-
systems: Szenarien und Parametersätze12
Die in Abbildung 3 dargestellten Szenari-
en repräsentieren jeweils eine charakteris-
tische Residuallastkurve, die sich aus den 
stündlichen Werten für den Strombedarf 
einerseits und Wind- und PV-Einspeisung 
andererseits ergibt. Für die Auslegung des 
Flexibilitätsparks werden verschiedene 
Parametersätze angenommen, um ver-
schiedene Entwicklungsmöglichkeiten 
des Energiesystems, politische Leitlinien 
und Randbedingungen abzubilden und 
die in Kapitel 4 gestellten Fragen zu be-
antworten. Die verwendeten Parameter-
sätze sind in Tabelle 5 dargestellt.
Der betrachtete Möglichkeitsraum 
der Stromversorgung 2050 ergibt sich aus 
der Kombination der acht Szenarien mit 
den 16 Parametersätzen (Tabelle 5). Es wur-
den somit insgesamt circa 130 Varianten 
des zukünftigen Stromversorgungssystems 
berechnet. Diese werden im Folgenden mit 
der Kombination aus Parametersatznum-
mer und Szenarionummer PxSy bezeichnet. 
Die im Anhang 6.1 dargestellten 
Parameter bilden zusammen mit den 
Werten in Tabelle 4 den Referenzpara-
metersatz der Berechnungen. Im Refe-
renzparametersatz werden Braunkohle-
CCS und Solarthermie standardmäßig 
ausgeschlossen, da diese eine geringe 
gesellschaftliche Akzeptanz oder hohe 
Umsetzungshürden und damit ein hohes 
Umsetzungsrisiko aufweisen. 
12 Es wurde auch eine Variante mit einem Zinssatz von 
4 Prozent gerechnet. Hierbei liegen die Stromgeste-
hungskosten im Szenario S3 knapp 15 Prozent niedriger 
als bei einem Zinssatz von 8 Prozent. Zudem steigt die 
installierte Leistung von kapitalintensiven Kraftwerksty-





Kapitalzinssatz 8 % 12
Tabelle 4: Zentrale Annahmen für die Modellrechnungen
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daher so eingestellt, dass im Szenario S314 
jeweils der Zielwert erreicht wird. In den 
anderen Szenarien gibt es je nach Szena-
rio und Parametersatz Abweichungen bei 
der CO2-Reduktion.
Durch den „Grüne Wiese“-Ansatz 
sind die Stromgestehungskosten nicht 
direkt mit den real auftretenden heutigen 
Stromgestehungskosten zu vergleichen, 
bei denen ein großer Teil des Stroms in 
bereits abgeschriebenen Anlagen erzeugt 
wird und daher nicht mehr mit Investiti-
14 Das Szenario S3 wurde dafür gewählt, weil es als 
Zielszenario des BMWi eine hohe politische Relevanz 
aufweist (BMWi 2014-1).
Für jeden Parametersatz werden parallel 
alle acht Szenarien durchgerechnet. Das 
durch den Parametersatz angepeilte CO2-
Reduktionsziel wird durch Einstellung ei-
nes berechnungsprogramminternen CO2-
Preises erreicht.13 Da dieser Preis auf alle 
parallel gerechneten Szenarien gleichzei-
tig wirkt, werden nicht alle Szenarien für 
einen Parametersatz auch die gleiche CO2-
Emission erreichen. Der CO2-Preis wird 
13 Dieser CO2-Preis ist lediglich eine interne Größe des 
Berechnungsalgorithmus, um die CO2-Emissionen 
einzustellen. Beim Kostenvergleich wird der in Tabelle 4 
angegebene CO2-Zertifikatepreis von 76 €/t verwendet.
Nr. Bezeichnung Änderung gegenüber Referenzannahmen CO2-Ziel für S3  
P1 Referenz 90 %
P1a Referenz ohne  Importe
Ausschluss von Erdgas, Steinkohle, CSP;  
doppeltes Biogas-Potenzial (200 TWh) 90 %
P1b Referenz mit CSP CSP zugelassen 90 %
P2 4 % Zinsen 90 %
P3 hohe CO2-Einsparung 
Ziel: 0 % CO2-Emissionen in S3;
doppeltes Biogas-Potenzial (200 TWh) 100 %
P4 niedrige CO2- Einsparung Ziel: 20 % CO2-Emissionen in S3 80 %
P5 größte von der Fachgruppe für möglich gehaltene Kostendegression für Solarthermie 90 %
P6 Geothermie- größte von der Fachgruppe für möglich gehaltene Kostendegression für Geothermie 90 %
P7 größte von der Fachgruppe für möglich gehaltene Kostendegression für PV 90 %
P8
größte von der Fachgruppe für möglich gehaltene 
90 %
P9 mit CCS Braunkohle-CCS zugelassen 90 %
P10 drei autarke Regionen 90 %
P11 drei autarke Regio-nen, dezentral
wie P10, keine Braunkohle-CCS, Steinkohle, CSP, 
 90 %
P12 100 % EE Braunkohle, Steinkohle, KWK, Erdgas ausge-schlossen; doppeltes Biogas-Potenzial (200 TWh) 100 %
P12a 100 % EE mit CSP wie P12, CSP zugelassen; doppeltes Biogas- Potenzial (200 TWh) 100 %
P12b 100 % EE ohne  Geothermie
wie P12, ohne Geothermie; doppeltes Biogas-
Potenzial (200 TWh) 100 %
P13 Frozen BMWi-Trendszenario (2014) 49 %
Tabelle 5: Übersicht über die gerechneten Parametersätze mit den Unterschieden gegenüber dem Referenz- 
parametersatz. Der Referenzparametersatz ist in Tabelle 4 sowie in Abschnitt 6.1 dargestellt.
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die Berechnung des volkswirtschaftlich 
optimalen Wind- und PV-Anteils ist also 
nicht Teil des Optimierungsproblems. 
Ausgangspunkt für die Optimierungs-
rechnung ist die Residuallastkurve, es 
wird also nicht das gesamte Stromver-
sorgungssystem optimiert, sondern nur 
das Portfolio an Flexibilitätstechnologien. 
Da mithilfe der acht Szenarien eine große 
Bandbreite an Wind- und PV-Anteilen in 
den Modellrechnungen abgedeckt wird, 
können aber Varianten der Stromversor-
gung mit mehr oder weniger Wind und PV 
miteinander verglichen werden. Auf diese 
Weise können dennoch Aussagen darü-
ber abgeleitet werden, welche Anteile an 
Wind und PV zu geringen Gesamtsystem-
kosten führen. 
Zum anderen erfolgt mit dem ver-
wendeten Berechnungsalgorithmus eine 
hierarchische Vergabe von Leistungs-
bändern an die jeweils kostengünstigste 
Technologie für die Charakteristik des 
jeweiligen Leistungsbandes.15 Die ins-
gesamt notwendige installierte Leistung 
zur Sicherstellung der Energieversor-
gung zu jedem Zeitpunkt wird dadurch 
sichergestellt. Es könnte aber noch eine 
weitere Verbesserung in der Betriebsfüh-
rung oder der Auswahl der Technologien 
geben, wenn mehrere unterschiedliche 
Technologien sich die Bedienung eines 
Leistungsbandes teilen würden. Die er-
zielten Ergebnisse stellen in dieser Hin-
sicht also eine Abschätzung der Gesamt-
kosten nach oben dar. Die Auswirkungen 
dieser Vereinfachung auf die Ergebnisse 
wurden durch einige separate Berech-
nungen abgeschätzt. Diese Abschätzun-
gen zeigen (siehe auch Abschnitt 3.7), 
dass je nach betrachtetem Szenario und 
angenommenen Kosten einige Gigawatt 
an bestehenden Pumpspeichern oder 
DSM-Einheiten für die Betriebsoptimie-
rung von Kraftwerken eingesetzt werden 
könnten.
15 Die Zerlegung des Strombedarfs in Leistungsbänder ist 
im Anhang 6.2.2 näher erläutert.
onskosten belastet ist. Als Vergleichsgrö-
ße wird daher ein sogenanntes Frozen 
Szenario herangezogen, das den für 2025 
im BMWi-Trendszenario (2014) prognos-
tizierten Kraftwerkspark „einfriert“ und 
diesen mit den für das Jahr 2050 ange-
nommenen Kosten bewertet.
2.4 Stärken und Grenzen der
 Methodik
Bei der Entwicklung und Auswahl der Be-
rechnungsmethodik wurde Wert auf eine 
geringe Rechenzeit gelegt, um in kurzer 
Zeit viele Parametervariationen durch-
führen zu können. Aus diesem Grund sind 
zwangsläufig Vereinfachungen in Bezug 
auf die Modellarchitektur und die System-
grenzen notwendig. Das gewählte Verfah-
ren zielt damit bewusst auf eine möglichst 
breite Erfassung der systembedingten Un-
sicherheiten. Die Ergebnisse der Berech-
nungen sind primär als Orientierungshilfe 
hinsichtlich der Identifikation und Bewer-
tung besonders relevanter Einflussfakto-
ren gedacht. Sie sollen helfen, robuste Er-
kenntnisse hinsichtlich der Ausgestaltung 
eines adäquaten Mixes an Flexibilitätsop-
tionen abzuleiten. Im Folgenden werden 
die Stärken und Einschränkungen des ver-
wendeten Berechnungsmodells diskutiert. 
2.4.1 Grenzen des Berechnungsalgorithmus
Für die in 2.3 beschriebene Auslegung der 
Stromerzeugung wurde eine neue Berech-
nungsmethode entwickelt, mit deren Hil-
fe in wenigen Minuten eine Systemlösung 
berechnet wird. Auf diese Weise kann in 
kurzer Zeit eine große Zahl von Alterna-
tiven durchgerechnet werden. Allerdings 
kann mit dem gewählten Verfahren kein 
geschlossenes Optimierungsproblem un-
ter Berücksichtigung aller Wechselwir-
kungen der verschiedenen Elemente des 
Energieversorgungssystems definiert und 
gelöst werden. 
Zum einen sind Wind- und PV-
Anteil durch die Szenarien vorgegeben, 
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Andere Systemsimulations- und 
Systemoptimierungsverfahren weisen 
sicher eine höhere Genauigkeit auf und 
können komplexere Zusammenhänge ab-
bilden, erfordern dann aber eine um ein 
Vielfaches höhere Rechenzeit (üblicher-
weise im Bereich von mehreren Tagen 
bis Wochen). Da aber in den Eingangs-
parametern und den Zielkonstellationen 
bei Prognosen für die kommenden 30 
bis 40 Jahre immer eine sehr hohe Un-
sicherheit herrscht, kann auch eine noch 
so genaue Berechnungsmethode nur eine 
Scheingenauigkeit erreichen. Szenarien 
sagen nicht, wie der Zustand des Systems 
in der Zukunft aussehen wird. Szenarien 
sind also keine (deterministischen) Pro-
gnosen. Vielmehr werden in ihnen zu-
künftige Zustände oder Entwicklungen 
hin zu diesen Zuständen als möglich aus-
gewiesen. Liegen mehrere Szenarien vor 
und kann man gut begründet davon aus-
gehen, dass sie gemeinsam den Raum der 
relevanten Entwicklungsmöglichkeiten 
des Systems beschreiben, so können auf 
der Basis dieser Szenarien sogenannte 
robuste Handlungsoptionen identifiziert 
werden. Taucht nämlich eine Technolo-
gie in all diesen Szenarien auf, so kann 
der Einsatz dieser Technologie mit hoher 
Wahrscheinlichkeit als notwendig ange-
sehen werden.16 Die Ableitung solcher 
robuster Handlungsoptionen ist dabei 
ein wesentliches Ergebnis der Szenari-
oanalyse: Für Politik, Gesellschaft und 
Wirtschaft ist es schließlich von zentra-
ler Bedeutung zu wissen, welche Tech-
nologien mit hoher Wahrscheinlichkeit 
in Zukunft eine große Rolle spielen wer-
den und welche Technologien umgekehrt 
wahrscheinlich nicht in größerem Um-
fang benötigt werden.
Die hier verwendete Methode setzt 
darauf, eine große Zahl von Variationen 
rechnen zu können und ermöglicht da-
durch umfangreiche Sensitivitätsanaly-
sen. Aufgrund der Vielzahl von Eingangs-
16 Dieckhoff et al. 2014.
parametern ist es natürlich trotzdem 
nicht möglich, Modellrechnungen für 
alle möglichen Kombinationen von Pa-
rametern durchzuführen. Um dennoch 
sicherzustellen, dass die relevanten Ent-
wicklungsrichtungen des Energiesys-
tems erfasst werden und damit robuste 
Aussagen möglich sind, wurden die Va-
riationen an Eingangsparametern für 
die Modellrechnungen in einem breiten 
Konsultationsprozess mit den Expertin-
nen und Experten in der Ad-hoc-Gruppe 
festgelegt. 
2.4.2 Eingrenzung auf das Stromsystem
Die vorliegende Analyse basiert im We-
sentlichen auf der Betrachtung des elek-
trischen Energieversorgungssektors, wohl 
wissend, dass aktuell der Anteil elektri-
scher Energie am Endenergieverbrauch 
in Deutschland nur rund ein Drittel be-
trägt. Der Abgleich zwischen Erzeugung 
und Verbrauch zu jedem Zeitpunkt ist 
allerdings für den Stromsektor ungleich 
komplizierter als für den Wärme- und 
Verkehrssektor, die über große inhärente 
Speicherpotenziale verfügen (zum Bei-
spiel im Fernwärme- oder Erdgasnetz). 
Das Thema der Ad-hoc-Gruppe „Flexi-
bilitätskonzepte für eine sichere Ener-
gieversorgung“ ist daher in erster Linie 
für den Stromsektor relevant. Durch die 
Umwandlung von Strom in Wärme oder 
Kraftstoffe bestehen allerdings Möglich-
keiten, die Sektoren zu vernetzen. Auf 
diese Weise können die Speicherpotenzia-
le im Wärme- und Verkehrssektor für den 
Stromsektor nutzbar gemacht werden. 
Zudem können Wind- und Solarenergie 
eingesetzt werden, um die Klimaschutz-
ziele im Wärme und Verkehrssektor zu 
erreichen. 
Im Rahmen dieser Untersuchung 
werden die Sektoren Wärme, Gas und 
Mobilität insoweit ansatzweise berück-
sichtigt, als sie wichtige Potenziale für 
die Flexibilisierung des Strommarkts lie-
fern können. Bei einer großen Zahl von 
Elektrofahrzeugen kann die Nachladung 
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flexibel nach dem aktuellen Angebot von 
Wind und Sonne gesteuert werden. Über-
schussstrom aus den hohen installierten 
Leistungen von Windkraft- und Photo-
voltaikanlagen kann zur Wärmeerzeu-
gung eingesetzt werden oder es können 
Wasserstoff oder Methan erzeugt werden, 
die dem Gassektor zur Verfügung gestellt 
werden können. Es ist zu beachten, dass 
die Hauptfunktion der genannten Sekto-
ren nicht die Bereitstellung von Flexibili-
tät für den Stromsektor ist, wodurch sich 
Zielkonflikte ergeben können, die einer 
genaueren Untersuchung bedürfen. 
Da in dem Berechnungsmodell 
keine Wärmelastkurven hinterlegt sind, 
können nur die Anteile des Wärmesek-
tors mit jahreszeitlich unabhängiger Last 
als Flexibilitätspotenziale berücksichtigt 
werden. Der jahreszeitlich abhängige Be-
darf an Wärme zur Raumheizung kann 
nicht berücksichtigt werden. Eine detail-
liertere sektorübergreifende Betrachtung 
des gesamten Energiesystems über die 
hier durchgeführten Untersuchungen 
hinaus sollte in einem nächsten Schritt 
erfolgen.
2.3.4 Deutschland und Europa
Die Untersuchung erfolgt für Deutsch-
land, das in den durchgeführten Be-
trachtungen im Wesentlichen als ab-
geschlossenes System definiert ist. Wie 
verschiedene Studien gezeigt haben17, hat 
eine europäische Gesamtbetrachtung zur 
Folge, dass ein insgesamt kostengünsti-
geres Energieversorgungssystem erreicht 
werden kann. Allerdings basieren diese 
Studien oftmals auf einem massiven Aus-
bau der grenzübergreifenden Netzkapazi-
täten. Zudem ist der Ausbau erneuerba-
rer Energien in den meisten umliegenden 
Ländern auch im Jahr 2050 oftmals noch 
deutlich geringer als in Deutschland. Da-
her stehen unter diesen Annahmen in 
den umliegenden Ländern deutlich mehr 
17 Eine Übersicht von Studien zu den Effekten einer euro-
päischen Gesamtbetrachtung findet sich in EWI 2013.
konventionelle Kraftwerkskapazitäten 
zur Verfügung, die für Deutschland dann 
mitgenutzt werden können, wenn es not-
wendig ist. Um das europäische Ausland 
in die Analysen dieser Studie einbeziehen 
zu können, müssten also für diese Länder 
auch noch belastbare Szenarien für den 
Ausbau erneuerbarer Energie und den 
Mix der Erzeugungskapazität entwickelt 
werden, was außerhalb der Möglichkeiten 
dieser Ad-hoc-Gruppe liegt. Gleichzeitig 
müssten die Stromkosten in Deutschland 
bei einem gleichmäßigen Ausbau erneu-
erbarer Energien in ganz Europa in einem 
europäischen Strommarkt nicht notwen-
digerweise niedriger liegen. Bei einem 
Verbund mit ausgewählten Partnerlän-
dern wie Spanien, Frankreich oder Groß-
britannien würde Deutschland tatsäch-
lich profitieren, weil es in diesen Ländern 
deutlich bessere Wind- oder Solarstrah-
lungspotenziale gibt als in Deutschland. 
Hier entstehen also geringe Stromgeste-
hungskosten. Bei der Vernetzung mit ganz 
Europa kommen aber auch Länder mit 
schlechteren Potenzialen dazu, die insbe-
sondere in Zentral- und Osteuropa liegen. 
Diese Länder würden von einem gesamt-
europäischen Markt profitieren. Bei ei-
nem einheitlichen Preis für ganz Europa, 
der sich nach den aktuellen Marktbedin-
gungen bei großen Netzaustauschkapazi-
täten ergeben würde, stünde Deutschland 
aber nicht unbedingt besser da, als wenn 
es sich netto selbst versorgte. Da hierzu 
noch kein vollständiges, verifiziertes und 
veröffentlichtes Bild vorliegt, kann nicht 
sicher gesagt werden, wie sich die euro-
päische Gesamtbetrachtung unter diesen 
Gesichtspunkten auswirken würde. Da-
mit ergibt sich hier ein interessanter An-
satzpunkt für weitere Betrachtungen.
2.4.4 Zieljahr 2050 – Orientierung für
aktuelle Entscheidungen
Alle Analysen für diese Studie beziehen 
sich auf das Jahr 2050. Sowohl die aus-
gewählten Energieszenarien, auf deren 
Basis die Analysen durchgeführt wurden, 
als auch die technischen Parameter und 
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werden, dass eine Entwicklung des Ener-
giesystems in Richtung des Zielsystems 
angereizt wird und Fehlanreize und Lock-
in-Effekte unterbleiben. So ist aufgrund 
der langen Abschreibungszeiträume vieler 
Energietechnologien von 30 bis 50 Jahren 
die Frage zu stellen, inwieweit ein Zubau 
von Technologien, die 2050 voraussicht-
lich keine Rolle mehr spielen, heute noch 
sinnvoll sein kann. Unabhängig davon 
ist die Frage, wie lange die heute bereits 
installierten Technologien noch laufen 
sollten. Für Technologien, die 2050 vor-
aussichtlich eine wichtige Rolle spielen, 
kann eine entsprechend ausgerichtete 
Forschungs- und Entwicklungsförderung 
dazu beitragen, dass die erforderlichen 
technischen und wirtschaftlichen Fort-
schritte auch erreicht werden. Die Szena-
rien liefern also Hinweise darauf, welche 
Investitionen und technologischen Wei-
chenstellungen heute notwendig sind, um 
2050 die gesteckten Ziele zu erreichen. 
Bei der Gestaltung von staatlichen Maß-
nahmen sind die volkswirtschaftlichen 
Kosten dieser Programme zu beachten 
und sorgfältig gegen die erzielbaren Kos-
teneinsparungen bei den Technologien 
abzuwägen.
2.4.5 Volkswirtschaftlicher Ansatz versus 
Marktdesign
Auf eine zentrale Frage der aktuellen 
Energiepolitik gibt die Studie allerdings 
keine Auskunft: Wie soll der Energie-
markt organisiert werden, um einen als 
gewünscht identifizierten Energiemix zur 
erreichen?
Für die Betrachtungen in dieser 
Studie wird ein vereinfachter volkswirt-
schaftlicher Ansatz gewählt, bei dem die 
zu tätigenden Investitionen und der Ein-
satz der Betriebsmittel so gewählt werden, 
dass die Gesamtkosten der Stromversor-
gung auf Vollkostenbasis unter denen von 
der Gesellschaft gesetzten Rahmenbedin-
gungen (CO2-Ziele, Akzeptanz von Tech-
nologien und Standorten) minimiert wer-
den. Die Zielgröße für die Optimierung 
Kostendaten für alle Komponenten des 
Energiesystems sind auf dieses Zieljahr 
hin ausgerichtet. Bei den Annahmen der 
Fachgruppen zu technischen Parametern 
und Kosten für das Jahr 2050 wurden in 
fast allen Fällen bekannte technische Lö-
sungen und wirtschaftliche Einschätzun-
gen fortgeschrieben.
Der Transformationspfad des 
Energiesystems von heute bis zum Jahr 
2050 ist nicht Gegenstand dieser Unter-
suchung. So wird in den Berechnungen 
davon ausgegangen, dass alle Anlagen 
2050 „auf der grünen Wiese“ neu er-
richtet werden. Es werden also keine be-
stehenden und schon abgeschriebenen 
Kraftwerke berücksichtigt. Davon gibt 
es zwei Ausnahmen, bei denen die Infra-
struktur als vorhanden und installiert gilt. 
Das sind zum einen die Braunkohletage-
baue und zum anderen die vorhandene 
Netzinfrastruktur. Beim Braunkohletage-
bau wird davon ausgegangen, dass keine 
Neuerschließungen mehr dazu kommen. 
Die Netzinfrastruktur wird als ideal aus-
gebaut angenommen (Kupferplatte). Die-
se Annahme wird um Abschätzungen zum 
Netzbedarf ergänzt (siehe Abschnitt 3.10).
Nahezu für alle Technologien gilt, 
dass die hier angenommenen technischen 
und wirtschaftlichen Fortschritte nur er-
reicht werden, wenn die Technologien 
fortlaufend weiterentwickelt werden und 
durch die kontinuierliche Errichtung von 
entsprechenden Anlagen Skalierungsef-
fekte erzielt werden. Die damit verbun-
denen Kosten der Systemtransformation 
können mit der verwendeten Methode 
nicht erfasst werden, sind aber für die Ge-
samtsystemkosten in jedem Falle relevant 
und sollten in weiterführenden Untersu-
chungen nach Möglichkeit quantifiziert 
werden.
Die Erkenntnisse für das Zieljahr 
2050 können auch für heute anstehen-
de Entscheidungen Orientierung liefern. 
Rahmenbedingungen sollten so gestaltet 
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einheiten. Lokale Investoren kontrollieren 
für die kleineren Erzeugungseinheiten in 
der Regel auch direkt den Abnahmemarkt 
für die elektrische Energie und gegebe-
nenfalls auch die Wärme. Damit sinkt das 
wirtschaftliche Risiko ganz erheblich.
Diese starke Regionalisierung des 
Energieversorgungssystems kann in der 
hier durchgeführten Analyse nur bedingt 
abgebildet werden. Netzausbaumaßnah-
men im Bereich des Verteilnetzes wur-
den hier nicht betrachtet. Allerdings wird 
in zwei der Parametersätze untersucht, 
welche Auswirkungen auf die Gesamt-
kosten zu erwarten sind, wenn einerseits 
nur kleine Kraftwerkseinheiten eingesetzt 
werden und andererseits auf die weit-
reichende Vernetzung über zusätzliche 
Übertragungsnetze verzichtet wird (Ab-
schnitt 3.10 und 4.7). Zusätzlich werden 
aber auch für alle Szenarienrechnungen 
die Potenziale für das Gesamtsystem von 
Demand-Side-Management verbunden 
mit der lokalen Stromproduktion durch 
Photovoltaikanlagen betrachtet.
Die hier gemachten Analysen zielen 
auf die Identifikation von volkswirtschaft-
lich günstigen Lösungen. Da Investiti-
onsentscheidungen in einem liberalisier-
ten Energieversorgungssystem aber auf 
Basis betriebswirtschaftlicher und nicht 
auf Basis volkswirtschaftlicher Betrach-
tungen getroffen werden, entwickelt sich 
das Energiesystem in der Praxis nicht 
unbedingt in Richtung der volkswirt-
schaftlich optimalen Lösungen. Vielmehr 
können auch Modelle entstehen, die für 
einzelne Beteiligte scheinbare oder reale 
wirtschaftliche Vorteile gegenüber einer 
Beteiligung am Gesamtsystem bieten, für 
das Gesamtsystem aber zu höheren Kos-
ten führen. Solche möglichen Entwick-
lungen des Energiesystems werden mit 
der Systematik dieser Studie nicht erfasst. 
Wo sie für die zukünftige Ausgestaltung 
des Energiesystems besonders relevant 
erscheinen, wird an geeigneter Stelle da-
rauf hingewiesen.
ist dabei die Minimierung der Strom-
gestehungskosten pro Kilowattstunde 
Energie, die unter der Nebenbedingung 
der Erreichung eines vorgegebenen CO2-
Reduktionsziels netto verbraucht wird. 
Die Analyse beschränkt sich auf die Kos-
ten des Stromsystems, die durch den 
Bau der Anlagen und die damit verbun-
denen Kapitalkosten sowie den Einsatz 
von Brennstoffen und den erforderlichen 
CO2-Zertifikate entstehen. Weitergehen-
de volkswirtschaftliche Aspekte wie zum 
Beispiel Arbeitsplatzeffekte werden nicht 
berücksichtigt.
Die Studie soll eine Orientierung 
geben, wie solche kostenminimalen Syste-
me zusammengesetzt sein können. In ei-
nem zweiten Schritt – der nicht mehr Teil 
dieser Studie ist – sollten dann Marktre-
geln und Regulierungen gestaltet werden, 
die eine Transformation des Gesamtsys-
tems in Richtung Zielsystem begünsti-
gen. Hierbei ist eine zentrale Herausfor-
derung, den gesamten Entwicklungspfad 
von heute bis 2050 ökonomisch effizient 
zu gestalten. Zur Gestaltung eines mit 
Blick auf Transformationskosten adäqua-
ten ordnungspolitischen Rahmens bedarf 
es weiterer Forschung.
2.4.6 Regionalisierung versus Zentralisie-
rung des Energieversorgungssystems
Bereits heute ist eine starke Veränderung 
im Energieversorgungssystem (EVU) zu 
beobachten. Die Entwicklung geht weg 
von einer Struktur mit wenigen Groß-
kraftwerkseinheiten hin zu einem System 
mit einer großen Zahl kleinerer Kraft-
werkseinheiten in der Verantwortung von 
Unternehmen der produzierenden Indus-
trie, von Kommunen und regionalen Ver-
sorgern oder privaten Haushalten und Be-
treibergemeinschaften. Große EVUs und 
Hersteller von Komponenten und Sys-
temen für die Energieversorgung stellen 
sich auf diesen Trend bereits strategisch 
ein. Gründe dafür liegen vor allem auch in 
der Unsicherheit für Investoren bei Pla-
nung, Bau und Betrieb großer Kraftwerks-
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den. Heute sind für Windenergieanlagen 
im Binnenland 1.600 Volllaststunden, 
für Offshore-Anlagen 4.000 Volllaststun-
den üblich. Die Volllaststundenzahl kann 
durch Erhöhung der Nabenhöhe und des 
Verhältnisses von durch die Flügel über-
strichener Fläche und Generatornennleis-
tung auf 2.500 bis 3.500 im Binnenland 
und 5.500 offshore bis zum Jahr 2050 ge-
steigert werden. Die Fachgruppe „Wind“ 
sieht darin eine wesentliche Stellschraube, 
um auch windschwächere Standorte wirt-
schaftlich nutzen zu können.
Onshore-Windkraftanlagen errei-
chen für den Standort Deutschland ähn-
lich günstige Stromgestehungskosten wie 
der angenommene Mix aus PV-Freiflä-
chen- und Aufdachanlagen und weisen 
damit im Vergleich mit allen anderen er-
neuerbaren Stromerzeugungstechnologi-
en mit die niedrigsten Stromgestehungs-
kosten auf. In Tabelle 6 sind die basierend 
auf den Ergebnissen der Fachgruppe in 
den Modellrechnungen angenommenen 
Investitionskosten und die resultierenden 
Stromgestehungskosten für 2050 aufge-
führt.
Bei einer als realistisch angenommenen 
Ausnutzung von zwei Prozent der Landes-
fläche ermittelt der BWE ein Leistungspo-
tenzial von 189 GW und einen Ertrag von 
Im Folgenden werden die Ergebnisse zu 
den einzelnen Technologien aus den Fach-
gruppen und die Darstellung der Techno-
logien in den Modellrechnungen beschrie-
ben. Die hier aufgeführten Wirkungsgrade 
und Kostendaten für 2050 beruhen auf Ex-
pertenschätzungen aus den Fachgruppen 
und dienen als Eingangsdaten für die Mo-
dellrechnungen. In den Modellrechnungen 
wird unter Referenzannahmen (P1) jeweils 
der Mittelwert der angegebenen Kosten-
spannbreite zugrunde gelegt. In den Para-
metersätzen P5, P6, P7 und P8 (siehe Ta-
belle 5) wird jeweils für eine Technologie 
die größte von der Fachgruppe für möglich 
gehaltene Kostendegression angenommen 
und der untere Wert der im Folgenden an-
gegebenen Spannbreite angesetzt.
Zusätzlich werden in diesem Ka-
pitel technologiespezifische Modeller-
gebnisse diskutiert, zum Beispiel unter 
welchen Umständen und in welchen Ein-
satzbereichen die jeweilige Technologie 
im Modell eine Rolle spielt. Angegebene 
Spannbreiten beziehen sich auf die Szena-
rien S1 bis S8 unter Referenzannahmen, 
außer wenn anders gekennzeichnet.
3.1 Windkraft
Im Jahr 2014 stammten 8,6 Prozent 
(52 TWh) des in Deutschland erzeugten 
Stroms aus Windenergie. Alle betrach-
teten Szenarien für das Jahr 2050 ge-
hen von einem wesentlichen Ausbau der 
Windenergie auf 200 bis 420 TWh aus. 
Die Anzahl der Volllaststunden kann 
durch das Verhältnis von Rotordurchmes-







Onshore 830 – 1.240 39 – 78
1.670 – 4.800 42 – 115
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Tabelle 6: Investitions- und Stromgestehungskosten von 
Windkraftanlagen bei Fortschreibung des heute üblichen 
grundsätzlichen Aufbaus von Windkraftanlagen
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390 TWh pro Jahr.18 Von Vorteil ist, dass 
die Fläche unter den Windkraftanlagen zum 
Beispiel zur Viehhaltung genutzt werden 
kann. Mindestabstände zu Wohnbebauun-
gen wegen Schallemissionen und anderer 
Auswirkungen können im dicht besiedelten 
Deutschland die nutzbaren Standorte ein-
schränken. Für Offshore-Wind wird ein Po-
tenzial von 54 GW19 gesehen, was mit den 
oben angegebenen Volllaststunden etwa 
300 TWh Strom entspricht.
In den Modellrechnungen werden 
über die verschiedenen Szenarien hinweg 
34 bis 82 GW Onshore-Windenergiean-
lagen und 7 bis 58 GW Offshore-Wind-
energieanlagen installiert.20 Die Wind-
energieanlagen insgesamt tragen 30 bis 
85 Prozent zur Stromerzeugung bei und 
verursachen 25 bis 65 Prozent der Gesamt-
kosten. Dies ist der höchste Einzelanteil 
einer Technologie an den Gesamtkosten, 
sodass die Kosten von Windenergieanla-
gen äußerst relevant für die Gesamtsys-
temkosten sind. Unter Annahme der opti-
mistischen Kostenwerte für Windenergie 
kann über die Szenarien hinweg eine Sen-
kung der Stromgestehungskosten von 10 
bis 30 Prozent gegenüber den Referenz-
annahmen erreicht werden.
Wie Meinungsumfragen zeigen, 
genießt die Windenergie – wie auch ande-
re EE – in Deutschland ein ungebrochen 
hohes Maß an sozialer Akzeptanz.21 Auch 
Anwohner bestehender Windenergie-
anlagen haben durchschnittlich positiv 
ausgeprägte Einstellungen nicht nur zur 
Windenergie allgemein, sondern auch 
zum lokalen Windpark.22 In Küstennähe 
stoßen auf lokaler Ebene Windenergie-
18 Der BWE geht von 2.063 Volllaststunden aus (BWE 
2012). Mit den höheren Vollbenutzungsstunden aus der 
Fachgruppe „Wind“ wäre das Stromerzeugungspotenzial 
bei gleicher installierter Leistung entsprechend höher.
19 Stiftung Offshore-Windenergie 2013.
20 Die installierten Leistungen sind geringer als in den 
zugrunde liegenden Szenarien aus der Literatur, da eine 
höhere Volllaststundenzahl der Anlagen angenommen 
wurde.
21 Zum Beispiel AEE 2012-1; AEE 2012-2.
22 Hübner/Pohl 2015.
projekte allerdings sowohl onshore als 
auch offshore auf teilweise erheblichen 
Widerstand. Die Akzeptanz gegenüber 
Offshore-Windparks mit größerem Ab-
stand zur Küste wird von der Fachgruppe 
„Wind“ als hoch eingeschätzt.
F&E-Bedarf besteht unter anderem 
bei der Modellierung der Windbedingun-
gen auf See und in verschiedenen Gelän-
detypen sowie bezüglich der Auswirkun-
gen aerodynamischer Phänomene auf die 
Windturbine. Möglichkeiten, zum stabi-
len Netzbetrieb beizutragen, zum Beispiel 
durch windparkgenaue Kurzfristvorher-
sagen der Windleistung und durch einen 
Beitrag zur Spannungs- und Frequenz-
haltung, stellen ebenfalls ein wichtiges 
Forschungsfeld dar. Entwicklungsbedarf 
besteht auch bei neuen Materialien für 
Rotorblätter und Tragstrukturen und bei 
geeigneten Verankerungen und schwim-
menden Strukturen für Offshore-Anla-
gen. Die Entwicklung von Fertigungs-
verfahren für Großanlagen in Kleinserie 
und mit Teilautomatisierung kann die 
Herstellungskosten senken. Auch die öko-
logischen Aspekte bei der Offshore-Wind-
energienutzung sind weiter zu erforschen.
3.2 Photovoltaik
Die Photovoltaik trug im Jahr 2014 etwa 
5,8 Prozent (35 TWh) zur Stromerzeugung 
bei. Für 2050 geht die IEA von einem Anteil 
der PV von 16 Prozent an der weltweiten 
Stromversorgung aus.23 In den betrachte-
ten Szenarien für Deutschland 2050 ist die 
PV mit 70 bis 143 TWh eine sehr wichtige 
Stromerzeugungstechnologie.
Bei der Photovoltaik handelt es sich 
um eine relativ junge Technologie, die 
sich innerhalb kurzer Zeit von einem Ni-
schen- zu einem Massenmarkt entwickelt 
hat. Die rapide Kostenreduktion in den 
letzten Jahren überraschte selbst Exper-
23 IEA 2014.
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Die installierten PV-Leistungen in den 
Modellrechnungen liegen in einem Be-
reich von 44 bis 151 GW24, PV-Anlagen 
decken 8 bis 24 Prozent der Nettostrom-
nachfrage, im Mittel über die Szenarien 
entspricht dies etwa einem Drittel der 
Stromproduktion aus Wind. Durch eine 
Kostensenkung auf dem optimistischsten 
Pfad können die Stromgestehungskosten 
nur um circa 1 bis 4 Prozent gegenüber 
dem Referenzfall reduziert werden. Der 
geringere Einfluss auf die Stromgeste-
hungskosten ist vor allem damit begrün-
det, dass der Anteil an den Gesamtsys-
temkosten in den betrachteten Szenarien 
bei nur 5 bis 16 Prozent liegt.
Die verfügbaren Dach- und Frei-
flächen stellen auch im Jahr 2050 keine 
Beschränkung dar. So hat Everding für 
Deutschland solargeeignete Dachflächen 
(ohne Fassaden) von 1.760 km2 bestimmt.25 
Dies entspräche bei einem Flächenbedarf 
von 6,4 m2/kW einer PV-Modulleistung 
von 275 GW oder einer solaren Stromerzeu-
gung von 40 Prozent des deutschen Bedarfs 
alleine durch Dachanlagen. Würde die heu-
te für Energiepflanzen genutzte landwirt-
schaftliche Fläche von etwa 2,4 Millionen 
Hektar26 mit PV-Anlagen heutiger Technik 
überbaut, würde dies einen Energieertrag 
von rund 1.000 TWh/a bedeuten.
Die Fachgruppe „Photovoltaik“ geht 
davon aus, dass durch eine Erhöhung der 
Systemwirkungsgrade von heute circa 15 
Prozent auf 24 bis 35 Prozent im Jahr 2050 
der spezifische Flächenbedarf auf 2,8 bis 
4,2 m2/kW gesenkt werden kann, wodurch 
für die gleiche installierte Leistung 34 bis 56 
Prozent weniger Fläche benötigt werden. 
Die Akzeptanz insbesondere für 
Dachanlagen und gebäudeintegrierte An-
24 Ebenso wie bei Windenergieanlagen ist die installierte 
PV-Leistung geringer als in den ursprünglichen Szena-
rien, da von der FG „Photovoltaik“ höhere Volllaststun-
denzahlen für realistisch gehalten werden.
25 Everding 2004, S. 18.
26 DBV 2014, Kapitel 2.2.
ten. Von 2000 bis 2013 sanken die Pro-
duktionskosten für PV-Module um circa 
90 Prozent. Die Fachgruppe „Photovolta-
ik“ hält es für wahrscheinlich, dass durch 
Steigerung der Wirkungsgrade, Skalen-
effekte, Produktivitätssteigerung und Au-
tomatisierung bis 2050 weitere erhebli-
che Kosteneinsparungen erzielt werden 
können, sodass die Stromgestehungskos-
ten gegenüber heute um weitere 45 bis 70 
Prozent reduziert werden können.
In Tabelle 7 sind die Investitions-
kosten und die resultierenden Stromge-
stehungskosten für 2050, die im Modell 
angenommen werden, aufgeführt. Photo-
voltaik-Freiflächenanlagen erreichen für 
den Standort Deutschland die günstigs-
ten Stromgestehungskosten im Vergleich 
mit allen anderen erneuerbaren Strom-
erzeugungstechnologien. Für die Mo-
dellrechnungen wird ein Anlagenmix mit 
50 Prozent Dachanlagen und 50 Prozent 
Freiflächenanlagen zugrunde gelegt. Ge-
bäudeintegrierte PV-Anlagen, die neben 
der Produktion von Solarstrom weitere 
Funktionen der Gebäudehülle überneh-
men, werden im Modell nicht berück-
sichtigt, bieten in der Zukunft aber gege-
benenfalls große Potenziale. Neben einer 
Weiterentwicklung der heute dominie-
renden Silizium-Wafer-Technologie kom-
men hierbei auch neue Materialien und 
Materialkombinationen, zum Beispiel 
verschiedene Dünnschichten, infrage. Für 
gebäudeintegrierte PV sind auch gedruck-








anlagen 440 – 715 52 – 80
-
anlagen 295 – 625 35 – 64
Mix (50 % 
Dach, 50 % 58
Tabelle 7: Investition und Stromgestehungskosten von 
Photovoltaikanlagen 
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lagen ist in der Bevölkerung sehr hoch, 
weil der Photovoltaik-Eigenverbrauch 
schon heute für die Endverbraucher ren-
tabel und die Belastung des Landschafts-
bildes sehr gering ist.
Um die oben genannten Kostensen-
kungspotenziale zu erschließen, müssen 
kostengünstige Herstellungsverfahren 
für alle Komponenten entlang der Wert-
schöpfungskette entwickelt werden und 
hohe Wirkungsgrade der Solarmodule er-
reicht werden. Dies erfordert umfangrei-
che F&E-Anstrengungen. Zum einen müs-
sen die heute bestehenden erfolgreichen 
Technologien weiter optimiert werden, 
zum anderen neue technische Lösungen 
für die einzelnen Komponenten entwickelt 
werden (zum Beispiel durch neue Materi-
alien). Ein weiterer wichtiger Aspekt ist 
die Entwicklung von Systemlösungen für 
verschiedene Anwendungsfälle, zum Bei-
spiel zur Integration von PV in Gebäuden 
oder zur Flexibilisierung durch hochinte-
grierte Wechselrichter-Batterie-Systeme. 
3.3 Biomasse 
Die Biomassenutzung gehört mit einem 
Anteil an der Stromerzeugung von circa 
8 Prozent oder 49 TWh in 2014 neben 
Photovoltaik- und Windenergie zu den 
drei etablierten Technologien der „neu-
en“ erneuerbaren Stromerzeugung. Die 
Flächennutzung für landwirtschaftliche 
Nutzpflanzen zur Energiegewinnung und 
für die stoffliche Verwertung beträgt rund 
2,4 Millionen Hektar und entspricht da-
mit etwa 20 Prozent der Ackerfläche be-
ziehungsweise 14 Prozent der gesamten 
landwirtschaftlichen Nutzfläche.27 Die 
Agentur für Erneuerbare Energien geht 
davon aus, dass bis 2020 ein Potenzial für 
den Anbau von Energiepflanzen von 3,6 
Millionen Hektar zur Verfügung steht.28 
27 Ebd.
28 AEE 2009.
Im Gegensatz zu Wind- und Solar-
energie ist Bioenergie speicherbar und 
damit neben der Eignung als Grundlast 
grundsätzlich als Flexibilitätstechno-
logie einsetzbar. Bedingt durch die Be-
stimmungen des EEG sind heutige Bio-
energieanlagen zur Stromerzeugung auf 
Dauerbetrieb ausgelegt. Der Großteil der 
Anlagen wird in Kraft-Wärme-Kopplung 
betrieben. Möglichkeiten zur Flexibilisie-
rung des Anlagenbetriebes bestehen in 
der bedarfsangepassten Beschickung der 
Anlagen mit Biomasse, der Zwischenspei-
cherung von Energieträgern (zum Beispiel 
Biogas), der Entkopplung der Strom- und 
Wärmebereitstellung durch Wärmespei-
cher und der Aufbereitung von Biogas zur 
Einspeisung ins Erdgasnetz anstelle ei-
ner direkten Verstromung vor Ort. Diese 
Konzepte setzen unterschiedlich aufwen-
dige Änderungen bei Konstruktion und 
Betrieb der Anlagen voraus (zum Beispiel 
Investitionen in die Regelungstechnik, 
Neudimensionierung bestimmter Kom-
ponenten wie Gasspeicher etc.).
Neben den heute etablierten Tech-
nologien der Stromerzeugung – Biogas-
anlagen und Holzheizkraftwerke – exis-
tiert eine Vielzahl unterschiedlicher 
Technologien zur Strom-, Wärme- und 
Kraftstofferzeugung aus Biomasse, die 
sich in unterschiedlichen technischen 
Entwicklungsstadien befinden.29
In den Modellrechnungen wer-
den zwei Umwandlungspfade betrachtet: 
Holzkraftwerke und Biogasanlagen mit 
Einspeisung des zu Biomethan30 aufberei-
teten Biogases ins Erdgasnetz. Angesichts 
der Limitierungen des Berechnungsmo-
delles wurde zur Vereinfachung ange-
nommen, dass das gesamte erzeugte Bio-
gas zu Biomethan aufbereitet wird. Das 
Biomethan wird dann in erdgasgefeuerten 
29 Die verschiedenen Bioenergietechnologien werden in 
den Technologiesteckbriefen der Fachgruppe „Bioener-
gie“ detailliert beschrieben.
30 Als Biomethan wird Biogas bezeichnet, das auf Erdgas-
qualität aufbereitet wurde.
40 Die Rolle einzelner Technologien im Energiesystem 2050 
konventionellen Kraftwerken (GuD, Gas-
turbinenkraftwerk, Motorenkraftwerk), 
beschrieben in Abschnitt 3.6, verstromt. 
Beide Umwandlungspfade sind für vollfle-
xiblen stromgeführten Betrieb ausgelegt, 
weil vorausgesetzt wird, dass das Bio-
methan in das Erdgasnetz eingespeist und 
damit zwischengespeichert werden kann.
In Tabelle 8 sind die wichtigsten 
technischen und ökonomischen Parameter 
von Holzkraftwerken zusammengefasst, 
die in die Modellrechnungen einfließen. 
Für Biomethan werden für die Modellrech-
nungen mittlere Herstellungskosten von 
54,6 €/MWh (bezogen auf den Heizwert) 
im Jahr 2050 angenommen. Die Strom-
gestehungskosten errechnen sich dann 
in Abhängigkeit von Wirkungsgraden 
und Kostendaten der in Abschnitt 3.6 be-
schriebenen Kraftwerke, in denen das Bio-
methan verfeuert wird. Abbildung 5 zeigt 
die Stromgestehungskosten für Holzkraft-
werke und biomethangefeuerte Kraftwerke 
in Abhängigkeit von den Volllaststunden.
Die Herstellungskosten für Bio-
methan werden im Wesentlichen durch 
die Biomassekosten bestimmt. Diese sind 
abhängig von der Art der Biomasse und 
der Marktsituation (Angebot und Nach-
frage) und variieren stark. So lagen die 
Herstellungskosten für Biomethan im 
Jahr 2013 zwischen 28 und 124 €/MWh 
(bezogen auf den Heizwert).31 Während in 
den Modellrechnungen vereinfachend mit 
mittleren Kosten gerechnet wird, ist in der 
Realität damit zu rechnen, dass Teile des 
Gesamtpotenzials zu niedrigeren, andere 
Teile aber nur zu wesentlich höheren Kos-
ten erschlossen werden können. 
Tabelle 8: Technische und ökonomische Parameter von 
Holzkraftwerken
Im derzeitigen EU-Emissionshandelssys-
tem werden für Bioenergie keine Kosten 
für CO2-Zertifikate angerechnet. Berück-
sichtigt man allerdings die CO2-Emissio-
nen, die durch die Herstellung von Dün-
gemitteln und den Energieverbrauch bei 
der land- und forstwirtschaftlichen Bear-








werk 35 – 40 % 3.380 – 4.460 7 – 25
Abbildung 5: Stromgestehungskosten aus Bioenergie in Abhängigkeit der Volllaststunden
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gasemissionen anfallen, werden durch in-
tensiv bewirtschaftete Äcker, Wiesen und 
Weiden jedoch durchaus Treibhausgas-
emissionen freigesetzt. Diese Emissionen 
bleiben, wie auch andere Vorkettenemis-
sionen zum Beispiel durch Förderung und 
Transport fossiler Brennstoffe, in den Mo-
dellrechnungen unberücksichtigt.32 
Der Anbau von Biomasse zur 
Stromerzeugung steht in Konkurrenz zur 
Nahrungs- und Futtermittelproduktion, 
zur stofflichen Nutzung und zur Kraft-
stoff- und Wärmeerzeugung. Deutschland 
ist derzeit ein Nettoimporteur von Bio-
masse, sowohl für die energetische Nut-
zung als auch zur Futtermittelbereitstel-
lung. Die Schätzungen, wie viel agrarische 
Biomasse 2050 weltweit für die energeti-
sche Nutzung zur Verfügung stehen wird, 
reichen von 14.000 TWh pro Jahr (Istzu-
stand) bis 140.000 TWh pro Jahr. Nach 
Einschätzung der ESYS-Arbeitsgruppe 
„Ressourcen“ ist das Potenzial eher ge-
ring, da durch Bevölkerungswachstum 
und steigenden Lebensstandard mehr 
Biomasse für die menschliche Ernährung 
und für die Herstellung von Produkten 
wie Papier, Baumwolle und Baumateri-
alien benötigt wird. Andererseits gibt es 
durchaus Möglichkeiten, zum Beispiel 
durch eine Steigerung der Effizienz in den 
Nahrungsmittellieferketten und durch 
Umstellung von Ernährungsgewohn-
heiten Potenziale für die energetische 
Nutzung freizusetzen. So gehen weltweit 
derzeit circa 60 Prozent der Ernte durch 
Verluste in Landwirtschaft und Lieferket-
te und durch Wegwerfen in Supermärk-
ten und Haushalten verloren. Durch eine 
vegetarische Ernährung könnten bis zu 
50 Prozent der agrarischen Flächen für 
Bioenergie frei werden.33 Möglichkeiten 
zur Erhöhung der inländischen Potenzi-
32 Es ist anzunehmen, dass die Vorkettenemissionen 
2050 niedriger sein werden als heute, da durch die 
zunehmende Dekarbonisierung des Energiesystems 
und Effizienzsteigerungen auch die Emissionen der 
vorgelagerten Prozesse wie zum Beispiel der Düngemit-
telherstellung sinken werden.
33 Angerer et al. 2015.
ale bestehen auch in einer verbesserten 
Kaskaden- und Koppelproduktnutzung 
agrarwirtschaftlicher Biomasse und im 
Anbau von Holz in Kurzumtriebsplanta-
gen. Mögliche Ertragssteigerungen in der 
Landwirtschaft durch effizientere Bewirt-
schaftung könnten ebenfalls zukünftig zu 
einer Erhöhung des Potenzials beitragen, 
während strengere Anforderungen an den 
Naturschutz die Potenziale verringern 
könnten. 
Welcher Teil der landwirtschaftli-
chen Fläche für die Bioenergiebereitstel-
lung im Allgemeinen und für die Strom-
erzeugung im Besonderen verwendet 
werden soll, muss in einer sektorübergrei-
fenden Biomassestrategie geklärt werden. 
Dabei müssen die möglichen Umweltrisi-
ken durch den Anbau von Energiepflan-
zen, zu denen neben Treibhausgasemissi-
onen auch ein Verlust an Biodiversität, die 
Verknappung von Trinkwasser, die Kon-
tamination von Gewässern und die Erosi-
on von Böden gehören können, sorgfältig 
geprüft werden. Auch die Auswirkungen 
in den Ländern, aus denen Biomasse nach 
Deutschland importiert wird, müssen be-
rücksichtigt werden. 
Biogassubstrate aus Abfallstoffen 
hingegen konkurrieren nicht mit der Nah-
rungs- und Futtermittelproduktion. In 
Deutschland fallen jährlich circa 178 TWh 
(18 Megatonnen) an Abfällen an, zuzüg-
lich 195 TWh Stroh, die aber teilweise zum 
Erhalt der Bodenfertilität untergepflügt 
werden müssen.34 Das Deutsche Biomas-
seforschungszentrum schätzt das Potenzi-
al an Stroh, das in Deutschland nachhal-
tig energetisch genutzt werden kann, auf 
8 bis 13 Millionen Tonnen (etwa 30 bis 50 
TWh).35 Abgesehen von der technischen 
Verfügbarkeit liegt auch eine Herausfor-
derung darin, die Biomasse zu langfristig 
kalkulierbaren wettbewerbsfähigen Prei-
sen zu erschließen. So sind beispielsweise 
34 Ebd.
35 Weiser et al. 2014.
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zur Stilllegung bestehender Anlagen nach 
Ablauf der EEG-Vergütungszeiträume. 
Die Akzeptanz auf lokaler Ebene ist 
gegenüber Biogasanlagen geringer als ge-
genüber Windkraft- und Solaranlagen.36 
Kleine, dezentrale Biogasanlagen werden 
eher akzeptiert als große Anlagen, insbe-
sondere, wenn sie über ein Konzept zur 
Wärmenutzung verfügen und Reststof-
fe als Substrat eingesetzt werden. Eine 
überwiegend positive Bewertung erhalten 
(auch große) Heizwerke auf Restholzba-
sis, während Biotreibstoffanlagen eher 
kritisch gesehen werden.37
F&E-Bedarf besteht bei der Wei-
terentwicklung verschiedener Umwand-
lungstechnologien, zum Beispiel der 
Vergasung fester Brennstoffe. Die Flexi-
bilisierung von Bioenergieanlagen und 
insbesondere auch von bioenergiebetrie-
benen KWK-Anlagen erfordert die Ent-
wicklung regional angepasster technischer 
Konzepte und Demonstrationsprojekte. 
Auch die Entwicklung von Technologien 
zur Erschließung von biogenen Reststof-
fen und Nebenprodukten und die Quan-
tifizierung des Beitrages der Bioenergie 
zur Umstellung des Energiesystems auf 




Solarthermische Kraftwerke haben ge-
genüber Windkraft- und Photovoltaik 
den Vorteil, dass thermische Energie zum 
Beispiel in Speichertanks mit heißem ge-
schmolzenem Salz zwischengespeichert 
werden kann. Somit kann der Betrieb 
der Anlage bei Wolkendurchgängen oder 
nach Sonnenuntergang fortgesetzt wer-
den. Wird zusätzlich eine Zufeuerungs-
möglichkeit für fossilen Brennstoff, Müll 
36 AEE 2012-2.
37 Wüste 2012.
zur Absicherung von Anlageinvestitionen 
erforderliche langfristige Lieferverträge in 
der Holzwirtschaft (noch) nicht üblich.
Die angenommenen Potenziale im 
Modell mit 26 TWhth pro Jahr für Holz 
und 100 TWhth pro Jahr für Biogas ent-
sprechen in etwa den heute eingesetzten 
Mengen. In Szenarien mit ambitionierten 
CO2-Minderungszielen wird ein Potenzial 
von 200 TWhth für Biogas angenommen. 
In den Modellrechnungen wird das 
Biogaspotenzial in den meisten Fällen bis 
zur Potenzialgrenze ausgeschöpft, außer 
wenn Braunkohle mit CCS oder solarther-
mische Stromerzeugung als alternative 
kostengünstige CO2-arme Technologien 
zur Verfügung stehen oder der Anteil an 
Wind und PV mindestens 90 Prozent be-
trägt. Eine korrekte Einschätzung der Po-
tenziale, die sich aus der Festlegung einer 
umfassenden Biomassestrategie ergibt, ist 
daher von hoher Bedeutung. Holzkraft-
werke kommen nur bei sehr ehrgeizigen 
CO2-Minderungszielen, hoher Dezentra-
lität oder 100 Prozent Erneuerbaren zum 
Einsatz. Der Einsatzbereich variiert je 
nach Rahmenbedingungen stark und liegt 
für Holzkraftwerke bei 2.000 bis 6.000 
Volllaststunden und für Biogas-GuD bei 
1.500 bis 8.000 Volllaststunden. 
Stromerzeugung auf Basis von Bio-
masse ist im Vergleich zu Geothermie, die 
ebenfalls nachfrageabhängig betrieben 
werden kann, kostengünstiger. Demge-
genüber können CSP-Anlagen bei sehr 
hoher Auslastung (ab circa 6.000 Volllast-
stunden) Strom günstiger bereitstellen als 
mit Biogas betriebene GuD-Anlagen. 
Die Weiterentwicklung der Bio-
energienutzung ist unter anderem von 
den gesetzlichen Rahmenbedingungen 
abhängig. So führen die neuen Regelun-
gen der 2014 verabschiedeten Novelle 
des Erneuerbare-Energien-Gesetzes zu 
einem weitgehenden Ausbau- und Ent-
wicklungsstopp und sehr wahrscheinlich 
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oder Biomasse installiert, können auch 
längere sonnenarme Zeiten überbrückt 
werden. Die Stromerzeugung aus solar-
thermischen Kraftwerken ist somit plan-
bar und flexibel. In Spanien haben solar-
thermische Kraftwerke mit thermischen 
Speichern offizielle Abnahmetests als 
„dispatchable power plants“ absolviert 
und nehmen damit wie fossile Kraftwerke 
aktiv an der Lastregelung ihres Netzes teil. 
Da solarthermische Kraftwerke 
nur direkte Sonnenstrahlung verarbei-
ten können, beschränken sich geeignete 
Standorte mit einer Wirkung für Deutsch-
land auf sonnenreichere Länder wie die 
europäischen Mittelmeeranrainer oder 
Nordafrika. Eine größere kommerzielle 
Markteinführung hat seit 2007 in Spanien 
und den USA stattgefunden. In Südafrika 
ist das erste solarthermische Kraftwerk in 
Betrieb und viele weitere im Bau. Auch 
in den Vereinigten Arabischen Emiraten 
ist ein erstes Kraftwerk im Betrieb und 
in Marokko und Chile befinden sich gro-
ße Anlagen im Bau. Zurzeit sind weltweit 
etwa 4 GW an solarthermischen Kraftwer-
ken in Betrieb. Somit gibt es Erfahrungen 
mit großen, kommerziellen solarthermi-
schen Kraftwerken, doch die Technologie 
ist im Vergleich zu etwa Wind und Pho-
tovoltaik noch recht jung und hat große 
Kostensenkungspotenziale.
Durch die Anpassung der Grö-
ße von Solarfeld, Speicher und Turbine 
können solarthermische Kraftwerke für 
unterschiedliche Betriebsarten ausgelegt 
werden. Im Berechnungsmodell wer-
den Systeme zugrunde gelegt, die durch 
Wärmespeicher und Zufeuerung für den 
vollflexiblen Betrieb ausgelegt sind. Als 
Brennstoff für die Zufeuerung wird Erd-
gas eingesetzt, das durch eine vorgeschal-
tete Gasturbine mit hohem Wirkungsgrad 
genutzt wird. Um eine sichere Energie-
bereitstellung garantieren zu können, 
werden im Berechnungsmodell Speicher 
und Zufeuerung so ausgelegt, dass zu je-
dem Zeitpunkt die angeforderte Leistung 
bereitgestellt werden kann. Bei dieser 
Strategie können erhebliche Mengen an 
solar erzeugter Überschussenergie durch 
eine Überdimensionierung des Solarfelds 
anfallen. Dadurch werden über das Jahr 
gerechnet in manchen Fällen nur etwa 
50 Prozent des erzeugten Stroms tatsäch-
lich exportiert, während der Rest zu Zeit-
punkten erzeugt wird, an denen es keinen 
Bedarf gibt und der thermische Speicher 
bereits vollgeladen ist. Mögliche Einnah-
men durch den Verkauf von Wärme oder 
Strom aus dieser Überschussenergie im 
lokalen Markt sind im Modell nicht be-
rücksichtigt, könnten in der Realität aber 
zu einer Verbesserung der Wirtschaftlich-
keit führen. 
Standardmäßig wird CSP wegen 
der Beschränkung auf Deutschland in den 
Modellrechnungen nicht betrachtet. In ei-
nigen Parametersätzen wird beispielhaft 
der Transport von CSP-Strom aus Ma-
rokko nach Deutschland berücksichtigt. 
Alternativ wäre auch ein Transport aus 
Südspanien vorstellbar, das etwa 15 bis 
20 Prozent geringere Solareinstrahlung 
hat, jedoch geografisch näher liegt und 
demselben europäischen Regulierungs-
rahmen unterliegt wie Deutschland. Zur 
Abbildung im Modell wird angenommen, 
dass der Transport über eine Punkt-zu-
Punkt-Hochspannungsgleichstromleitung 
(HGÜ) erfolgt, deren gesamte Kosten dem 
solarthermischen Strom zugerechnet wer-
den. Die Durchleitungskosten betragen 14 
bis 22 €/MWh bei 4.000 Volllaststunden 
und 8 bis 12 €/MWh bei 7.000 Volllast-
stunden. Die Nutzung des existierenden 
und im Ausbau befindlichen europäischen 
Verbundnetzes ist eine alternative Über-
tragungsstrategie. Schon heute sind die 
Day-Ahead-Märkte von Skandinavien bis 
nach Großbritannien, Spanien und Italien 
gekoppelt. Eine Abschätzung der Übertra-
gungsverluste und -kosten für diese Vari-
ante ist allerdings komplex. Welches Über-
tragungskonzept insgesamt zu geringeren 
Kosten führt und politisch-regulatorisch 
leichter durchsetzbar ist, lässt sich nur 
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durch eine sehr detaillierte Analyse für ei-
nen genau definierten Fall abschätzen, die 
jenseits des Rahmes dieser Untersuchung 
liegt. 
Wichtige technische und ökonomi-
sche Parameter sind in Tabelle 9 zusam-
mengefasst. Abbildung 6 zeigt die Strom-
gestehungskosten in Abhängigkeit von 
den Volllaststunden. Diese setzen sich 
aus Kostenanteilen für das Solarkraftwerk 
selbst, für die HGÜ-Leitung nach Deutsch-
land sowie für den gegebenenfalls notwen-
digen zusätzlichen fossilen Brennstoff und 
die damit verbundenen CO2-Abgaben zu-
sammen. Insbesondere bei niedrigen Voll-
laststunden (< 3.000h) sind die Anteile 
aus dem HGÜ-Leitungsbau mit mehr als 
30 Prozent der Gesamtkosten signifikant.
Wenn CSP in das Technologieport-
folio aufgenommen wird, kommt sie in der 
Hälfte der Szenarien zum Einsatz, haupt-
sächlich anstelle von Biogas-GuD. Bei ei-
ner installierten Leistung von 4 bis 26 GW 
trägt die CSP in diesen Szenarien 43 bis 
190 TWh (5 bis 30 Prozent) zur Stromer-
zeugung bei. Die Stromgestehungskosten 
des Gesamtsystems sind vergleichbar mit 
dem Referenzfall. Der Einsatzbereich der 
CSP-Kraftwerke liegt bei 6.000 bis 7.500 
Volllaststunden. 
Akzeptanzprobleme sind mögli-
cherweise in Bezug auf den Stromlei-
tungsbau sowohl für die Durchleitung 
(Punkt-zu-Punkt-Verbindung) als auch 
für den erwarteten transnationalen Netz-


















Procurement, HGÜ inkl. Umrichter-
 
(€/(MW km))
19 – 22 % 45 – 50 % variabel 590 – 750 55 – 80 11 – 16 25 – 29 % 250 – 400
Tabelle 9: Technische und ökonomische Parameter von solarthermischen Kraftwerken
Abbildung 6: Beispielhafte Bandbreite der Stromgestehungskosten aus solarthermischen Kraftwerken in Abhän-
gigkeit der Volllaststunden (inklusive Durchleitungskosten nach Deutschland). Berücksichtigt sind dabei sowohl 
optimistischste Parameterannahmen (unterer Wert) als auch der Ausschluss von fossiler Zufeuerung mit Referenzpa-
rametern (oberer Wert).
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umfangreicher, hat aber für das europäi-
sche Energiesystem deutlich weitreichen-
dere Effekte. Zusätzliche Komplexität 
entsteht insgesamt dadurch, dass hier in 
die Betrachtungen der gesellschaftlichen 
und politischen Akzeptanz sowie der rele-
vanten rechtlichen Rahmenbedingungen 
sowohl das Land, in dem die Erzeugungs-
anlage selber aufgebaut wird, als auch 
alle im Netzverbund betroffenen Länder 
einbezogen werden müssen. Diese The-
men stehen in engem Zusammenhang mit 
der Gestaltung eines europäischen Ener-
giebinnenmarktes. Da unter bestimmten 
Annahmen zur zukünftigen Entwicklung 
des Energiesystems (zum Beispiel einer 
geringen Verfügbarkeit von Biomasse 
für die Stromversorgung) der CSP-Tech-
nologie eine wichtige Rolle zukommen 
kann, sollten detaillierte Untersuchungen 
zu den Potenzialen sowie zu den Umset-
zungsmöglichkeiten und der Akzeptanz 
der verschiedenen Optionen zur Strom-
übertragung nach Deutschland durchge-
führt werden. 
Die für 2050 prognostizierten Kos-
ten für CSP erfordern ambitionierte For-
schungs- und Entwicklungsaktivitäten, 
die die Marktdurchdringung der Techno-
logie begleiten müssen. Insbesondere die 
Erhöhung der oberen Prozesstemperatur 
in Verbindung mit höher konzentrieren-
den Systemen ist ein wesentlicher Faktor. 
Damit können der Bedarf an Konzentra-
torfläche und an Speichergröße reduziert 
und die Kosten gesenkt werden, was die 
Gesamteffizienz der Anlage optimieren 
würde. Dazu ist es notwendig, alternative 
Wärmeträgerfluide und Speichersysteme 
für den Einsatzbereich von 600 °C bis 
1.200 °C zu entwickeln. Neben der Nut-
zung von Dampfkraftwerken sind mittel-
fristig auch Hochtemperaturkreisläufe 
(zum Beispiel Gasturbinen) zu integrie-
ren, um die Temperaturpotenziale auszu-
nutzen. 
3.5 Geothermische Stromerzeugung
Anders als Wind- und Solarenergie ist 
die Geothermie unabhängig von Wetter, 
Jahres- und Tageszeit konstant verfügbar. 
Die geothermische Stromerzeugung ist 
daher grundlastfähig. Wenn die Anlagen 
mit Wärmespeichern und der entspre-
chenden Regelungstechnik ausgestattet 
werden, ist die geothermische Stromer-
zeugung als Flexibilitätstechnologie zu-
mindest bedingt geeignet. 
Mit einer derzeit installierten elek-
trischen Leistung von 31,3 MW ist die 
geothermische Stromerzeugung noch im 
Forschungsstadium. Die heute im Ein-
satz befindlichen Geothermieanlagen sind 
sogenannte hydrothermale Systeme, die 
aus Heißwasser-Aquiferen gespeist wer-
den. Da für diesen Anlagentyp bestimmte 
geologische Verhältnisse erforderlich sind, 
sind die möglichen Standorte begrenzt. 
Noch nicht als kommerzielle Systeme ver-
fügbar sind die in der Entwicklung begrif-
fenen Technisch angelegten Geothermi-
schen Systeme (TGS) in Tiefen von circa 
3.500 m bis 5.000 m. Das Konzept wurde 
bisher lediglich in wissenschaftlichen Ver-
suchsanlagen angewandt. In Deutschland 
existiert derzeit keine derartige Anlage. 
Die Potenziale für diesen Anlagentyp sind 
groß: Die in Deutschland verfügbaren 
Ressourcen an Erdwärme betragen circa 
130.000 TWh. Damit könnte über einen 
Zeitraum von 500 Jahren 260 TWh Strom 
pro Jahr (40 Prozent der derzeitigen 
Stromerzeugung) produziert werden. Um 
die gesamten Erdwärmepotenziale aus-
zunutzen, wäre die Errichtung von circa 
13.450 TGS-Anlagen mit einer jeweils ma-
ximalen installierten Leistung von 35 MW 
erforderlich. Dafür müssten etwa 240.000 
Bohrungen niedergebracht werden. Die 
Erzeugung von 260 TWh pro Jahr erfor-
dert eine installierte Anlagenleistung von 
insgesamt mindestens 30 GW. In den Mo-
dellrechnungen wird für das Jahr 2050 
von einer maximalen installierten Leis-
tung von 30 GW ausgegangen.
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In den Modellrechnungen kommt 
geothermische Stromerzeugung 2050 nur 
dann zum Einsatz, wenn bei ambitionier-
ten Klimaschutzzielen oder der Vorgabe 
einer Vollversorgung aus erneuerbaren 
Energien keine CSP zur Verfügung steht 
und der Anteil an Wind- und PV-Strom 
vergleichsweise gering ist. Bei fehlendem 
Netzausbau kommt Geothermie außer-
dem in Süddeutschland zum Einsatz. Die 
Stromerzeugung aus Geothermie variiert 
in den verschiedenen Berechnungsfällen, 
in denen Geothermie zum Einsatz gelangt, 
zwischen 3 und 210 TWh (1 bis 34 Prozent 
der Stromerzeugung) bei einer installier-
ten Leistung von 5 bis 30 GW. Aufgrund 
der hohen Investitionskosten kommt 
Geothermie mit einer hohen Auslastung 
von 5.000 bis 8.000 Volllaststunden zum 
Einsatz und wird nicht primär zur Bereit-
stellung von Flexibilität eingesetzt.
Bei Referenzannahmen ist die geo-
thermische Stromerzeugung wesentlich 
teurer als die beiden anderen flexiblen 
erneuerbaren Stromerzeugungstechno-
logien, Biomasse und CSP. Nur unter 
Annahme der oben genannten, durch si-
gnifikante Investition in Forschung und 
Entwicklung zu ermöglichende Kostenre-
duktion um 75 Prozent kann Geothermie 
kostengünstiger Strom bereitstellen als 
CSP. Im Einsatzbereich über 5.000 Voll-
laststunden ist unter diesen Annahmen 
die Geothermie auch kostengünstiger als 
biogasgefeuerte GuD-Anlagen. 
Soll die geothermische Stromerzeu-
gung für das zukünftige Energiesystem als 
Technologieoption mit verträglichen Kos-
ten zur Verfügung stehen, so sollten sich 
Forschungs- und Entwicklungsanstrengun-
gen auf eine Senkung der Investitionskos-
ten fokussieren. Hier könnte beispielsweise 
die Entwicklung von Verfahren zur kos-
tengünstigeren Erschließung tiefliegender 
Erdwärmepotenziale und zur verlässlichen 
Planung, Auslegung und Einrichtung Tech-
nisch angelegter Geothermischer Systeme 
(TGS) in den Fokus genommen werden.
In den Modellrechnungen wer-
den Technisch angelegte Geothermische 
Systeme zugrunde gelegt, die durch Wär-
mespeicher für den vollflexiblen Betrieb 
ausgelegt sind. Eine Auskopplung von 
Fern- oder Nahwärme, wie sie heute bei 
vielen Anlagen praktiziert wird, wird nicht 
berücksichtigt. Anders als bei zum Beispiel 
biomasse- oder erdgasgefeuerten KWK-
Anlagen ist bei Geothermieanlagen eine 
Wärmeauskopplung auf einem für eine 
Nah- oder Fernwärmeversorgung erfor-
derlichen Temperaturniveau grundsätz-
lich nur möglich, wenn nicht zeitgleich 
Strom erzeugt wird. Die Abwärme nach der 
Stromerzeugung hat kein für eine Nutzung 
ausreichendes Temperaturniveau mehr. 
Strom- und Wärmeerzeugung finden also 
nicht zeitgleich, sondern alternativ zuein-
ander statt. Eine zuverlässige Wärmever-
sorgung wäre in solchen Anlagen also nur 
möglich, wenn durch Zufeuerung von Bio-
masse, fossilen Brennstoffen oder einem 
EE-Gas die kontinuierliche Versorgung si-
chergestellt würde. Investitionskosten und 
Stromgestehungskosten bei 4.000 und 
8.000 Volllaststunden sind Tabelle 10 zu 
entnehmen.
Tabelle 10: Ökonomische Parameter von
Geothermieanlagen
Da sich die Erfahrungen mit der Technolo-
gie auf Pilotanlagen beschränken, bestehen 
erhebliche Unsicherheiten bei der Einschät-
zung der zukünftigen Kostenentwicklung. 
Basierend auf den Entwicklungen bei der 
Bohrtechnik in den USA geht die Fachgrup-
pe „Geothermie“ davon aus, dass insbeson-
dere durch Effizienzsteigerungen bei den 
Bohrkosten bis 2050 eine Kostenreduktion 
um 75 Prozent gegenüber den heute wirt-














thermie- 5.100 – 13.450 65 – 255 130 – 510
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Die öffentliche Wahrnehmung geo-
thermischer Energiegewinnung ist im 
Vergleich zu anderen erneuerbaren Ener-
giequellen relativ wenig erforscht. In den 
Medien wird die Gewinnung von Erdwär-
me heute zunehmend im Zusammenhang 
mit Fracking, geologischer Speicherung 
von Kohlendioxid (CCS) und Schiefergas 
diskutiert. Seismische Risiken dominie-
ren die Diskussion, obwohl sie von Exper-
ten als eher gering eingeschätzt werden. 
In der jüngeren Vergangenheit führten 
seismische Ereignisse in Verbindung mit 
geothermischen Operationen, insbeson-
dere der hydraulischen Risserzeugung, 
zur Einstellung von Geothermie-Projek-
ten. Im Zusammenhang mit der Gewin-
nung von Gas aus unkonventionellen 
Lagerstätten wird aktuell eine Diskussi-
on über ein weitgehendes Verbot für alle 
Vorhaben, bei denen hydraulische Risser-
zeugung (Fracking) zum Einsatz kommen 
soll, geführt. Hiervon betroffen ist auch 
die TGS-Technologie. Diese rechtlichen 
Aspekte könnten, neben den energiewirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen, für die 
zukünftige Entwicklung der geothermi-
schen Stromerzeugung mit entscheidend 
sein. 
Grundsätzlich ist das wirtschaft-
liche Potenzial der Geothermie als Quel-
le für den Wärmemarkt größer als für 
den Strommarkt. Die geförderte Wär-
meenergie hat im Vergleich mit Erdgas 
als Wärmequelle einen Wert von rund 
30 €/ MWhth. Da der Umwandlungswir-
kungrad in Strom durch das relativ niedri-
ge Temperaturniveau bei derzeit maximal 
17 Prozent gesehen wird, werden rund 6 
MWhth für die Erzeugung einer MWhel be-
nötigt. Der Wert der eingesetzten Wärme 
entspricht also etwa 180 €/MWhel, wäh-
rend der Wert der elektrischen Energie 
bei maximal 8 bis 10 €/MWh liegt. Wenn 
es also eine Begrenzung der Nutzung von 
Geothermie gibt, ist aus wirtschaftlicher 
Sicht die primäre Versorgung des Wärme-
marktes bis zu seiner Sättigung zu bevor-
zugen. Durch die TGS-Technologie kann 
die Wärme sehr gut am Ort des Bedarfs 
zur Verfügung gestellt werden. Erst wenn 
der Wärmebedarf durch Effizienzmaß-
nahmen deutlich zurückgeht, macht die 
Überführung der Energie in den Strom-
sektor aus wirtschaftlicher Sicht Sinn 
und muss sich dann zu den in Tabelle 10 
angegebenen Stromgestehungskosten 
dem Wettbewerb mit anderen abrufbaren 
Stromerzeugern stellen.
F&E-Bedarf besteht neben den 
oben genannten Aspekten einer verläss-
lichen Planung und Auslegung Tech-
nisch angelegter Geothermischer Systeme 
ebenso bezüglich ihrer Einrichtung im 
tiefen Untergrund. Dies betrifft zum einen 
die Entwicklung einer kostengünstigen, 
minimalinvasiven Erkundungsbohrtech-
nik sowie unterschiedliche Verbesserun-
gen technischer Komponenten wie Ver-
rohrung, Tauchpumpen und Messsysteme 
für eine heiße, korrosive Umgebung. Zum 
anderen ist insbesondere das planvolle 
Anlegen hydraulischer Risse zur Sicher-
stellung der geforderten und mit hinrei-
chender Sicherheit vorhersagbaren Fließ-
raten über lange Zeit zu untersuchen.
3.6 Konventionelle Kraftwerke 
Erdgas- und kohlegefeuerte Kraftwerke 
dominieren die heutige Stromerzeugung. 
Durch die Zunahme volatiler Einspeisung 
aus Wind und Solarenergie müssen die 
Kraftwerke in Zukunft mit weniger Be-
triebsstunden und sehr viel häufigeren 
An- und Abfahrvorgängen betrieben wer-
den. Die Anpassung der Kraftwerke an 
die flexible Fahrweise wird von der Fach-
gruppe „Flexibilisierung konventionel-
ler Kraftwerke“ für neue Kraftwerke als 
unproblematisch und auch für bestehen-
de Kraftwerke in bestimmtem Umfang 
als machbar angesehen. Die niedrigere 
Zahl an Vollbenutzungsstunden wirkt 
sich jedoch – wie auch bei allen ande-
ren Technologien – negativ auf die Wirt-
schaftlichkeit aus (siehe Abbildung 7). Ein 
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Neben Kraftwerken zur reinen 
Stromerzeugung werden auch erdgasbe-
triebene KWK-Anlagen in der Industrie 
berücksichtigt. Industrielle KWK zeichnet 
sich durch einen über das Jahr meist re-
lativ konstanten Wärmebedarf aus. Durch 
Wärmespeicher können Strom- und Wär-
meerzeugung zeitlich entkoppelt werden. 
Das Potenzial ist in den Berechnungen auf 
2,4 GW elektrische Leistung begrenzt, die 
sich aus dem saisonal nicht schwanken-
den Niedertemperatur-Prozesswärmeein-
satz in der Industrie ergibt.
In Tabelle 11 sind die wichtigsten 
technischen Parameter der konventionel-
len Kraftwerke für 2050, die im Modell 
berücksichtigt werden, zusammengefasst.
Insgesamt kann festgestellt wer-
den, dass die Flexibilisierung der konven-
tionellen Kraftwerke wesentlich weitge-
hender vorangetrieben werden kann, als 
dies in den meisten Studien angenom-
men wird. Auch ein tägliches Ein- und 
Ausschalten von Braunkohlekraftwerken 
ist grundsätzlich machbar, sodass solche 
kritischer Faktor für die zukünftige Rolle 
konventioneller Kraftwerke ist daher die 
Gestaltung der energiewirtschaftlichen 
Rahmenbedingungen. 
Die CO2-Emissionen fossil gefeu-
erter Kraftwerke können, gesellschaftli-
che Akzeptanz vorausgesetzt, durch CO2-
Abscheidung und Einlagerung um circa 
90 Prozent reduziert werden. Dies wird 
im Modell nur für Braunkohle, den Ener-
gieträger mit den höchsten spezifischen 
Emissionen und geringsten Primärener-
giekosten, berücksichtigt.38 Die Betrach-
tung von CCS-Anlagen in Kombination 
mit Steinkohlekraftwerken oder auch 
Gaskraftwerken wurde seitens der Fach-
gruppe „Flexibilisierung konventioneller 
Kraftwerke“ ausgeschlossen. Wirtschaft-
liche Abschätzungen zeigen jedoch, dass 
diese Kombination bei den hier zugrunde 
liegenden CO2-Zertifikatspreisen dennoch 
interessant sein könnte. 
38 Für die Einlagerung des CO2 und den Transport vom 
Kraftwerk zur Lagerstätte werden in den Modellrech-
nungen Kosten in Höhe von 8,7 € pro Tonne CO2 
eingerechnet.
Abbildung 7: Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke in Abhängigkeit von den Volllaststunden bei 
einem CO2-Zertifikatspreis von 76 €/t
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Kraftwerke durchaus nicht nur als Grund-
lastkraftwerke gefahren werden können. 
Die Flexibilisierung kostet Lebens-
dauer und verursacht Zusatzkosten. Die 
Zusatzkosten durch häufige Startvorgän-
ge sind in den Modellrechnungen über 
Startkosten berücksichtigt. Es wird davon 
ausgegangen, dass die Kraftwerke für den 
flexiblen Betrieb ausgelegt sind und damit 
eine Verringerung der Lebensdauer unter-
halb der angenommenen Abschreibungs-
dauer verhindert werden kann. Dies stellt 
eine Unsicherheit in der Modellierung 
dar, die in zukünftigen Studien adressiert 
werden sollte. Da aber bereits heute die 
Volllaststundenzahlen der konventionel-
len Kraftwerke durch den wachsenden 
Erzeugungsanteil der erneuerbaren Ener-
gien immer geringer werden, erreichen 
die Kraftwerke die Volllaststundenzahlen, 
für die sie ausgelegt und gebaut worden 
sind, ohnehin nicht mehr. Diese nicht 
abgerufenen Volllaststunden können in 
Flexibilisierung investiert werden, wenn 
diese entsprechend vergütet wird. Damit 
ist quasi jede notwendige Flexibilisierung 
möglich und im Vergleich mit anderen 
Maßnahmen auch in den meisten Fällen 
wirtschaftlich. 
Aufgrund ihres hohen Flexibili-
sierungspotenzials kommt den konven-
tionellen Kraftwerken grundsätzlich bis 
zu CO2-Reduktionen von 90 Prozent 
eine wichtige Rolle zu. Auch in einem 
100-Prozent-Reduktionsszenario spie-
len konventionelle Kraftwerksblöcke 
eine Rolle, dann allerdings die Gas- und 
GuD-Kraftwerke, die mit EE-Gas aus den 
Gasspeichersystemen betrieben werden. 
Auch hier ist die Flexibilität von zentraler 
Bedeutung.
3.6.1 Kohlekraftwerke
Braunkohle ist ein heimischer Brennstoff 
mit umfangreichen Ressourcen. Dennoch 
wurde im Modell das Potenzial auf den 
heutigen Verbrauch von circa 420 TWhth 
pro Jahr begrenzt, da mit einer Auswei-
tung der Tagebaue aufgrund mangelnder 
Akzeptanz der Bevölkerung nicht zu rech-
nen ist. Insgesamt kann die geringe Ak-
zeptanz der Braunkohlenutzung mit und 
ohne CCS ausschlaggebend für die Rolle 
dieser Technologie im zukünftigen Ener-
giesystem sein. 
Trotz der um ein Vielfaches nied-
rigeren CO2-Emissionen ist die gesell-
schaftliche Akzeptanz gegenüber Braun-
kohle-Kraftwerken mit CCS eher noch als 
geringer als gegenüber Kraftwerken ohne 
CCS einzuschätzen. Ob der Einsatz von 
CCS in Deutschland in den nächsten Jahr-
zehnten politisch durchsetzbar ist, ist da-
her unabhängig von technisch-wirtschaft-
lichen Aspekten fraglich. Obwohl unter 
den getroffenen Referenzannahmen für 
Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreise der 
Tabelle 11: Technische und ökonomische Parameter von konventionellen Kraftwerken
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Betrieb einer CCS-Anlage ab circa 2.000 
Volllaststunden ökonomisch vorteilhaft 
ist, wurde daher im Referenzfall CCS aus-
geschlossen und lediglich ein Parameter-
satz gerechnet, in dem Braunkohle-CCS 
als Technologieoption zur Verfügung 
steht.
Braunkohle ohne CCS kommt in 
den Modellrechnungen nur bei Vorgabe 
der weniger ambitionierten Klimaschutz-
ziele von 80 Prozent CO2-Minderung 
gegenüber 1990 in Szenarien mit eher 
geringem Wind- und PV-Anteil zum Ein-
satz. Die Braunkohlekraftwerke laufen in 
diesen Szenarien mit einer Auslastung 
von 6.000 bis 6.500 Volllaststunden und 
tragen circa 7 Prozent (30 – 50 TWh) zur 
Stromerzeugung bei. In Szenarien mit 
hohem Wind- und PV-Anteil ist flexible 
Stromerzeugung nur mit geringeren Voll-
laststunden erforderlich. In den benö-
tigten Einsatzbereichen sind GuD-Kraft-
werke kostengünstiger und Braunkohle 
kommt nicht zum Einsatz. Werden Ener-
gieimporte ausgeschlossen, so kommt 
Braunkohle ebenfalls in Szenarien mit 
niedrigem Wind- und PV-Anteil zum Ein-
satz, und zwar auch in Einsatzbereichen 
unter 4.000 Volllaststunden, da hier Erd-
gas-GuD nicht zur Verfügung stehen. 
Braunkohle mit CCS kommt – so-
fern als Technologieoption in den Mo-
dellrechnungen zugelassen – ebenfalls 
nur in Szenarien mit geringerem Wind- 
und PV-Anteil zum Einsatz. Der Anteil 
an der Stromerzeugung beträgt 10 bis 30 
Prozent. Die Kraftwerke laufen mit 5.000 
bis 7.500 Volllaststunden. Aufgrund der 
hohen Investitionen in die CO2-Logistik 
ist eine Einführung der CCS-Technologie 
in das Energiesystem nur dann sinnvoll, 
wenn eine Nutzung dieser Technologie 
über viele Jahrzehnte geplant ist. 
Steinkohlekraftwerke kommen in 
den Modellrechnungen nie zum Einsatz. 
In den meisten Fällen ist durch die am-
bitionierten Klimaschutzziele die Stein-
kohleverstromung ohne CCS aufgrund 
der hohen Emissionen nicht möglich. Bei 
weniger ambitionierten Klimaschutzzie-
len stellt Braunkohle die kostengünstigere 
Alternative dar.
3.6.2 Gasturbinen- und GuD-Kraftwerke 
In der Klasse der Erdgaskraftwerke 
wurden Gasturbinen, Gas-und-Dampf-
kraftwerke, KWK-Anlagen sowie Mo-
torenkraftwerke betrachtet. Während 
GuD-Kraftwerke mit Volllaststunden im 
Bereich von 3.000 bis 4.000 einen er-
heblichen Teil der benötigten Energie 
bereitstellen, dienen Gaskraftwerke vor-
nehmlich der Abdeckung von Lastspit-
zen und der Überbrückung von seltenen 
„Dunkelflauten“. Gasturbinen weisen da-
her in den meisten Fällen lediglich 300 
bis 500 Volllaststunden auf. Die gerings-
te Einsatzhäufigkeit ergibt sich im Fall 
sehr ehrgeiziger CO2-Minderungsziele, 
wo Erdgaskraftwerke nur Lastspitzen ab-
decken und mit lediglich circa 100 Voll-
laststunden eingesetzt werden. Mit einer 
installierten Leistung von 2 bis 47 GW 
GuD-Kraftwerke und 20 bis 40 GW Gas-
turbinenkraftwerke, decken Erdgaskraft-
werke bei Referenzannahmen insgesamt 
15 bis 43 Prozent der Stromnachfrage. 
Solange Restemissionen von CO2 zuge-
lassen sind, kommen Gasturbinen bis in 
sehr hohe Leistungsbänder zum Einsatz 
und stellen vielmals eine kostengünstige-
re Lösung als Speicher dar. 
Gasturbinen- und GuD-Kraftwerke 
stellen über alle Szenarien sowie Parame-
tervariationen hinweg eine bedeutende 
Stromerzeugungs- und Flexibilitätstech-
nologie dar. In Szenarien, wo durch Vor-
gaben hoher CO2-Minderungsziele, Voll-
versorgung durch EE oder Beschränkung 
auf heimische Energieträger die Nutzung 
von Erdgas nicht oder nur eingeschränkt 
möglich ist, werden Gasturbinen- und 
Erdgaskraftwerke mit Biogas oder Was-
serstoff (als Teil von Gasspeichersyste-
men) betrieben. Insgesamt sind über die 
gesamte Bandbreite von Szenarien und 
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Parametersätzen hinweg in allen Fällen 
43 bis 110 GW an Anlagenleistung instal-
liert, in der Gasturbinentechnik benötigt 
wird. Gegenüber dem Frozen Szenario mit 
31 GW gewinnt die Gasturbinentechnolo-
gie damit in jedem Fall an Bedeutung. Die 
Entwicklung von Systemen, die flexibel 
mit verschiedenen Brennstoffen (Erdgas, 
Biomethan, Wasserstoff) betrieben wer-
den können, sollte daher ein Fokus der 
F&E-Anstrengungen im Bereich der Gas-
turbinentechnologie sein.
Motorenkraftwerke weisen unter 
den getroffenen Annahmen immer höhe-
re Stromgestehungskosten auf als Gastur-
binen und kommen deswegen nicht zum 
Einsatz. Vorteile, die sich aus der hohen 
Modularität von Motorenkraftwerken er-
geben, konnten im Berechnungsmodell 
nicht berücksichtigt werden. Ebenso wur-
den für Gasturbinen signifikante Verbes-
serungen hinsichtlich Wirkungsgrad und 
Kosten angesetzt, nicht hingegen für Mo-
torenkraftwerke. Die Potenziale zur Kos-
tensenkung bei Motorenkraftwerken be-
dürfen daher der näheren Untersuchung.
Modellbedingt wurden in der Klas-
se der Kraft-Wärmekopplungsanlagen 
nur Systeme betrachtet, die einen gleich-
bleibenden Wärmebedarf bedienen. Aus 
diesem Grund ist das angenommene 
Potenzial auf 2 GW begrenzt. Dieses Po-
tenzial wird zumeist voll ausgeschöpft, 
was darauf schließen lässt, dass es sich 
um eine verglichen mit anderen Flexibi-
litätstechnologien kostengünstige Art der 
Stromerzeugung handelt. Unter Referenz-
annahmen laufen die Anlagen mit 3.000 
bis 8.200 Volllaststunden und stellen 
Strom zu circa 90 bis 110 €/MWh bereit 
(es wurde hierzu eine Kostenaufteilung 
auf Strom- und Wärmebereitstellung vor-
genommen). Nur in den Fällen mit sehr 
ehrgeizigen CO2-Reduktionszielen und 
gleichzeitig hohem Wind- und PV-Anteil 
wird die Technologie nicht eingesetzt. In 
weiteren Untersuchungen sollten ebenso 
Anlagen berücksichtigt werden, die eine 
saisonal schwankende Wärmelast bedie-
nen (zum Beispiel Systeme zur Gebäude-
heizung oder Fernwärmeversorgung), da 
in diesen Bereichen hohe Potenziale zu 
erschließen sind.
Die Akzeptanz für die Nutzung von 
Erdgas ist hoch. Risiken durch die Ab-
hängigkeit von Importen scheinen dabei 
die Akzeptanz nicht wesentlich zu beein-
trächtigen.
Im Hinblick auf die Abhängigkeit 
von Importen ist zu berücksichtigen, dass 
der Erdgaseinsatz in fast allen betrachte-
ten Modellrechnungen gegenüber heute 
wesentlich zunimmt. Dieser Aspekt wird 
in Abschnitt 4.6 im Detail diskutiert.
3.6.3 Forschungs- und Entwicklungsbedarf 
F&E-Bedarf besteht im Kontext einer 
extrem flexiblen Kraftwerksfahrweise 
bei der detaillierten dynamischen Simu-
lation von Kraftwerken, um die betrieb-
lichen Randbedingungen zu definieren 
und die Lebensdauereffekte von häufigen 
Startvorgängen und hohen Leistungs-
dynamiken zu quantifizieren. Für eine 
darauf aufsetzende Optimierung der kri-
tischen Komponenten sind verbesserte 
konventionelle Auslegungsmethoden zu 
entwickeln.
Weitergehendes Flexibilisierungs-
potenzial kann durch die Integration 
von Speichern in den Kraftwerksprozess 
selbst die Optimierung einer Wärmeaus-
kopplung aus einem reinen Kraftwerk 
und durch den Einsatz von Überschuss-
strom unter Einbindung von abgetrenn-
tem CO2 zur Erzeugung von stofflichen 
Produkten (Power-to-Products, Power-
to-X) erschlossen werden. Dafür und für 
den Export sollte die CO2-Abtrennung in 
Kombination mit einer stofflichen Nut-
zung des CO2 (CCU) weiter untersucht 
werden. Auch das Thema Kohleverga-
sung sollte weiterverfolgt werden, da 
durch eine stoffliche Nutzung eine hohe 
Flexibilisierung erreicht werden kann.
52 Die Rolle einzelner Technologien im Energiesystem 2050 
3.7 Speicher 
Als Speicher werden hier im Folgenden 
Technologien bezeichnet, die elektrische 
Leistung aufnehmen und zu einem spä-
teren Zeitpunkt wieder abgeben können. 
Es gibt eine große Zahl von Speichertech-
nologien, die allerdings jeweils nur in ei-
nem bestimmten Einsatzbereich sinnvoll 
sind. Einsatzbereiche unterscheiden sich 
bezüglich der Leistungsklasse, in der ein 
Betrieb sinnvoll sein kann, und der Dauer, 
für die Energie im Bedarfsfall aufgenom-
men oder abgegeben werden kann. 
Als großtechnische Speicher für 
längere Zeiträume zwischen mehreren Ta-
gen und mehreren Wochen werden in den 
Modellrechnungen Gasspeicher berück-
sichtigt („Gasspeichersystem“). Im Ein-
zelnen sind dies Wasserstoffspeicher mit 
Rückverstromung in einer Wasserstoff-
turbine und Methanspeicher mit Rückver-
stromung in Gasturbinen oder Gas-und-
Dampfturbinen. Als Speichereinheiten 
werden jeweils unterirdische Kavernen 
angenommen. Aufgrund des gewählten 
„Grüne Wiese“-Ansatzes werden sowohl 
für Wasserstoff- als auch für Methanspei-
cher Kosten für Speicherkavernen ange-
setzt, obwohl gegebenenfalls heute beste-
hende Erdgasspeicher mitgenutzt werden 
könnten. In den Modellrechnungen spie-
len Methanspeicher gegenüber den Was-
serstoffspeichern keine Rolle. Der Grund 
ist, dass die Herstellung von Methan aus 
Wasserstoff zusätzliche Investitionskos-
ten verursacht und Wirkungsgradverlus-
te zur Folge hat. Die Vorteile von Methan 
gegenüber Wasserstoff (einfache Mitnut-
zung bereits vorhandener Speicher und 
Netze, einfache Nutzung in vorhandenen 
Gaskraftwerken) werden in den diesbe-
züglich vereinfachten Modellrechnungen 
nicht monetarisiert und daher gibt es im 
Rahmen dieser Betrachtung keinen Anreiz 
zur Umwandlung des Wasserstoffs in Me-
than. Die infrastrukturellen Vorteile der 
Methanisierung müssen in weiteren Be-
trachtungen den Nachteilen wie zum Bei-
spiel dem geringeren Wirkungsgrad oder 
der höheren Investition gegenübergestellt 
werden. Die Herstellung von Methan er-
scheint grundsätzlich eher sinnvoll, wenn 
das Gas einer anderen Nutzung als der 
Rückverstromung zugeführt werden soll 
(Power-to-Gas). Darüber hinaus könnte 
die Methanisierung für bestimmte Anwen-
dungsfälle attraktiv sein, beispielsweise in 
Kopplung mit Klär- und Abfallgasanlagen. 
Hierfür befindet sich ein Verfahren in der 
Entwicklung, bei dem das im Gärprozess 
entstehende CO2 als Kohlenstoffquelle für 
eine mikrobielle Methanisierung genutzt 
wird.39 Ein detaillierter Vergleich der ver-
schiedenen Verfahren zur Umwandlung 
von Strom in Wasserstoff oder Methan zur 
Flexibilitätsbereitstellung erfordert wei-
tergehende Untersuchungen.
Für kürzere Speicherzeiten stehen 
als großtechnische Einheiten Pumpspei-
cherkraftwerke sowie adiabate Druck-
luftspeicher zur Verfügung. Die Band-
breite der Batterietechnologien wird in 
den Modellrechnungen durch eine ge-
nerische Batterie abgebildet, die den für 
2050 erreichbaren technologischen Stand 
beschreibt. Dabei wird bewusst darauf 
verzichtet, die genaue Technologie anzu-
geben, da die Technologieweiterentwick-
lung von vielen schwer einschätzbaren 
Faktoren abhängt. Die angenommenen 
Werte werden sich absehbar bei Fort-
schreibung der Entwicklung der Lithium-
Ionen-Batterien erreichen lassen, das 
heißt jedoch, mögliche Technologiesprün-
ge durch neuartige Systeme wurden hier 
nicht in Betracht gezogen. Die wichtigsten 
Kennwerte sowie die sich daraus ergeben-
den Speicherdurchsatzkosten40 auf Voll-
kostenbasis (ohne Gebäudekosten und 
Kosten zur Verlustkompensation, symme-
trische Dimensionierung der Lade-/Ent-
ladeeinheit) sind in Tabelle 12 angegeben. 
39 Pecka 2014.
40 Als Speicherdurchsatzkosten werden die Kosten 
bezeichnet, die das Ein- und Ausspeichern einer MWh 
verursacht. Strombezugskosten oder Erlöse sind hierbei 
nicht berücksichtigt.













bei 4 x 1 h 42 
pro Tag 
bei 1 x 8 h 
pro Tag
bei 2 x 3 
Wochen 
pro Jahr
45 % 575 0,45 100 30 140
Methanspeicher mit 
Gasturbine 30 % 1.175 0,15 200 70 160
Methanspeicher mit 
GuD 42 % 1.500 0,15 180 70 200
-
speicher 68 % 650 23 60 40 3.100
Pumpspeicher 79 % 850 9 60 30 500
90 % 45 150 30 50 8.400
Die Potenziale zur Speicherung von Was-
serstoff, Methan oder Druckluft in unter-
irdischen Kavernen werden als sehr groß 
eingeschätzt, sodass sie im Rahmen der 
Berechnungen nicht limitiert wurden. Bei 
Pumpspeichern wurde eine Begrenzung 
auf 100 GWhel vorgenommen (dies ent-
spricht etwa dem 2,5-Fachen der heute in-
stallierten Kapazitäten). Batteriespeicher 
können prinzipiell in sehr großem Um-
fang installiert werden, weswegen auf eine 
Potenzialbeschränkung verzichtet wurde.
Unter den getroffenen Referenzan-
nahmen spielen Langzeitspeicher zur Bi-
lanzierung von Erzeugung und Verbrauch 
in den Modellrechnungen ab einem Anteil 
von fluktuierenden erneuerbaren Energi-
en (FEE) von circa 70 Prozent eine größe-
re Rolle. Die installierte Leistung beträgt 
dann bis zu 20 GW. Der Anteil der Spei-
cher an den Gesamtkosten des Systems ist 
mit bis zu sechs Prozent eher gering.
Bei geringeren FEE-Anteilen kom-
men Speicher nur dann zum Einsatz, wenn 
fossile Energieträger mit Blick auf das 
CO2-Emissionsziel oder sonstige Restrik-
tionen nicht oder nur in geringerem Um-
fang eingesetzt werden können. Ansonsten 
sind in diesen Fällen der Einsatz geringer 
Mehrmengen fossiler Erzeugung sowie die 
Abregelung von Überschüssen insgesamt 
kostengünstiger als der Speichereinsatz. 
Bei der Vollversorgung aus erneu-
erbaren Energien kommen hingegen bis 
zu 50 GW Wasserstoffspeichersysteme 
zum Einsatz. Auch bei der Vorgabe, nur 
heimische Energieträger zu nutzen, kom-
men in allen Szenarien 10 bis 40 GW 
Wasserstoffspeicher zum Einsatz. Da kei-
ne kostengünstigen flexiblen Stromerzeu-
gungstechnologien zur Verfügung stehen, 
ist hier die Einspeicherung von Wind- 
und PV-Strom wirtschaftlicher als dessen 
Abregelung. In solchen Fällen tragen die 
Speicher mit bis zu 20 Prozent auch sig-
nifikant zu den Gesamtsystemkosten bei. 
4142
Die Ausspeicherzeit der Langzeit-
speicher liegt zumeist im Bereich von 200 
bis 500 Stunden, wobei auch extremere 
Auslegungen mit 700 Stunden vorkom-
men. 
Für Pumpspeichersysteme, Druck-
luftspeicher sowie Batteriespeicher er-
geben sich modell- und annahmenbe-
dingt nur geringe oder keine Einsatzfälle. 
Stattdessen werden Batteriespeicherka-
41 Leistungs- und kapazitätsbezogene Investitionskos-
ten sind additiv jeweils gewichtet mit dem Bedarf an 
Speicherkapazität und Speicherleistung zu sehen. Die 
kapazitätsbezogenen Kosten beziehen sich auf die im 
Speicher enthaltene Energie. Für die in das Stromnetz 
einspeisbare Energie muss unter anderem der Ausspei-
cherwirkungsgrad berücksichtigt werden.
42 Dies bedeutet, dass ein Speicher mit einer Entladedauer 
von einer Stunde viermal am Tag geladen und wieder 
entladen wird.
Tabelle 12: Erwartete technische und ökonomische Parameter von Stromspeichern im Jahr 2050
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pazitäten in Elektrofahrzeugen oder PV-
Heimspeichern über das Demand-Side-
Management im Haushaltssektor genutzt. 
Diese Einheiten können unter den ge-
troffenen Annahmen die Speicherdienst-
leistung günstiger bereitstellen als Bat-
teriespeicher. Können diese Potenziale, 
aus welchen Gründen auch immer, nicht 
erschlossen werden, so zeigen Abschät-
zungen, dass bis zu 5 GW Batteriespeicher 
zur Abfederung von Leistungsspitzen und 
zur Betriebsoptimierung von Kraftwer-
ken eingesetzt werden könnten. Heute 
bereits im Betrieb befindliche Pump-
speicherkraftwerke wurden im Modell 
nicht abgebildet, da von einem „Grüne-
Wiese“-Ansatz ausgegangen wird. Es ist 
davon auszugehen, dass diese Einheiten 
auch in Zukunft zur Betriebsoptimierung 
des Kraftwerksparks eingesetzt werden. 
Abschätzungen zeigen, dass je nach be-
trachtetem Szenario und angenommenen 
Kosten einige Gigawatt an bestehenden 
Pumpspeichern oder DSM-Einheiten 
für diese Aufgabe in Kombination mit 
Kraftwerken eingesetzt werden könnten. 
Zu beachten sind hierbei die Nutzungs-
konkurrenzen bei der nur begrenzt zur 
Verfügung stehenden negativen Residu-
allast. Diese wird von Langzeitspeichern 
ebenso genutzt wie von Speichern, die zur 
Betriebsoptimierung eingesetzt werden, 
oder von Power-to-Heat-Anlagen. Weiter-
gehende Untersuchungen müssen hierfür 
die für das System optimale Nutzung fin-
den. 
Für Batteriespeichersysteme lie-
gen die Haupteinsatzfälle in der Bereit-
stellung von Flexibilität in Zeitbereichen 
unter einer Stunde. Diese Flexibilitäts-
bedarfe können im Modell nicht abge-
bildet werden. Abschätzungen aus höher 
aufgelösten Daten zeigen jedoch, dass ein 
zusätzlicher Bedarf an Speichern mit Be-
reitstellungsdauern von weniger als einer 
Stunde entstehen kann. Das Modell geht 
außerdem vom „Idealfall“ einer zu jedem 
Zeitpunkt verfügbaren, ausreichenden 
Netzkapazität aus und berücksichtigt kei-
ne Netzengpässe, die im Übertragungs-, 
aber vor allem im Verteilnetz auftreten 
können. Auch hieraus erwächst ein wei-
tergehender Bedarf an Energiespeiche-
rung.
Im Sinne der Materialverfügbar-
keit als kritisch eingestuft wurden die 
Platinmetalle als Katalysatormaterial in 
Elektrolyseuren. Lithium für Lithium-
Ionen-Batterien wird durch die ESYS-AG 
Ressourcen – im Gegensatz zu vielen an-
deren Studien – als nicht kritisch bewer-
tet.43 
Die gesellschaftliche Akzeptanz 
wurde bei Pumpspeichern als kritisch und 
bei Wasserstoffspeichern zumindest als 
nicht unproblematisch eingestuft. Bei den 
Wasserstoffspeichern ist dies allerdings 
auf die generelle Skepsis gegenüber Was-
serstoff zurückzuführen, nicht auf die spe-
zielle Anwendung.
Forschungsbedarf bei den verschie-
denen Technologien zur Kurz- und Lang-
zeitspeicherung besteht bei Prozessen, 
Materialien, Elektrolyten und System-
komponenten, wo durch Weiterentwick-
lungen und grundlegende Innovationen 
Verbesserungen erzielt werden können. 
Weitere Potenziale ergeben sich durch die 
Entwicklung von kostengünstigen Materi-
alien mit geringeren Qualitätsanforderun-
gen bei gleichzeitig hoher Performance, 
durch die Optimierung der Zyklierbarkeit, 
der Lebensdauer und durch kostengüns-
tige Fertigungsverfahren unter Wieder-
verwendung und Vermeidung seltener 
Elemente. Außerdem sind Anstrengungen 
zur Erhöhung des Wirkungsgrades und 
der Betriebssicherheit sowie zur optimier-
ten Betriebsführung und zur Einbindung 
in das Gesamt-Energiesystem unter Echt-
zeitbedingungen erforderlich. 
43 Angerer et al. 2015.
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3.8 Demand-Side-Management
 im Strombereich
Die Steuerung von Stromverbrauchern 
(Demand-Side-Management) stellt eine 
weitere Möglichkeit der Flexibilitätsbe-
reitstellung dar. Das Abschalten eines 
Stromverbrauchers kann hierbei analog 
dem Entladen eines Speichers oder dem 
Zuschalten eines Stromgenerators (posi-
tive Regelleistung), das Einschalten eines 
Stromverbrauchers analog dem Laden 
eines Speichers oder dem Abschalten ei-
nes Stromgenerators (negative Regelleis-
tung) gesehen werden. Eine besondere 
Herausforderung bei der Erhebung der 
Potenziale stellten die Quantifizierung der 
verschiebbaren Energiemengen und die 
möglichen Verschiebedauern dar. Insbe-
sondere im Bereich der Industrie gehen 
aktuelle Studien zumeist von heute wirt-
schaftlich nutzbaren Potenzialen aus und 
lassen Prozesse oder Prozessumstellun-
gen außer Acht, die zukünftig hohe Po-
tenziale haben könnten. Zu nennen wären 
hier beispielsweise Chemieprozesse, die 
sich zukünftig mit elektrisch erzeugten 
Ausgangsstoffen (zum Beispiel Acetylen) 
speisen ließen, oder die Installation grö-
ßerer Produktzwischenspeicher zur Pro-
zessflexibilisierung. Dabei handelt es sich 
aber eben nicht nur um eine Optimierung 
der Prozessregelung, sondern um die Im-
plementierung von in Teilen neuen Pro-
zessen. In diesem Bereich werden von der 
Fachgruppe erhebliche Potenziale gese-
hen, die Gegenstand weiterer Forschung 
sein sollten. 
Die Potenziale von DSM wurden 
getrennt nach den Sektoren Haushalt, Ge-
werbe-Handel-Dienstleistungen (GHD) 
und Industrie erhoben. 
Im Sektor Haushalt wurden für 
das Jahr 2050 erhebliche Potenziale, 
insbesondere in den Bereichen Elektro-
mobilität und PV-Speichersysteme, iden-
tifiziert. Diese übertreffen die Potenziale 
von weißer Ware (Geschirrspüler, Wasch-
maschinen, Wäschetrockner, Kühl- und 
Gefriergeräte) und elektrischen Heizsys-
temen für Brauchwasser bei weitem. Es 
wurde hierbei davon ausgegangen, dass 
im Jahr 2050 70 Prozent der Haushal-
te ein Elektrofahrzeug (Plug-in Hybrid 
oder voll-elektrisches Fahrzeug) besitzen 
und dabei circa 20 Prozent der Batterie-
kapazität für Netzregelaufgaben (Vehicle-
to-Grid) zur Verfügung gestellt werden. 
Weiterhin wurde berücksichtigt, wie oft 
die Fahrzeuge mit dem Stromnetz ver-
bunden sind und wie die Bereitschaft zur 
Beteiligung an DSM-Maßnahmen im Sin-
ne aktiver Akzeptanz ist (siehe Abschnitt 
4.8). Es wurde davon ausgegangen, dass 
80 Prozent aller Haushalte mit maximal 
zwei Wohneinheiten über einen PV-Spei-
cher verfügen, die aktive Akzeptanz wurde 
ebenfalls einbezogen. Des Weiteren wur-
den die Potenziale im Bereich der elektri-
schen Heizungssysteme und der weißen 
Ware berücksichtigt. In der Summe er-
geben sich sehr viel höhere Potenziale für 
die Bereitstellung von Regelleistung, als 
vom Verteilnetz in seinem heutigen Aus-
bau aufgenommen werden könnte. Daher 
wurden die Potenziale auf maximal 2 kW 
pro Haushalt und maximal 4 kWh ver-
schiebbare Energiemenge begrenzt. Die 
Abschätzung erfolgt über die maximale 
Leistungsbelastung, die bei gleichzeitiger 
Nutzung durch alle Haushalte in allen 
deutschen Verteilnetzen geleistet werden 
kann. Daher ist das Gesamtpotenzial we-
nig sensitiv in Bezug auf die Annahmen, 
die für die verschiedenen Bereiche ge-
macht werden. Gibt es mehr oder weni-
ger Elektrofahrzeuge und Hausspeicher 
als angenommen, ist das Ergebnis in der 
Summe immer noch valide.
Die Potenziale des GHD-Sektors 
ergeben sich aus einer Betrachtung der in 
diesem Bereich eingesetzten steuerbaren 
Stromverbraucher wie Kälteanlagen, me-
chanische Energie und Raumheizung. 
Im Sektor Industrie wurden auf-
grund der oben beschriebenen Unsicher-
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Steuerbare Leistung,  




130 GWh 50 €/Haushalt
30 €/Haushalt und Jahr 





0,7 GWh 25 €/kW 10 €/kW und Jahr
Industrie +0,3 GW/-3,4 GW6,8 GWh
In laufenden  
Kosten enthalten 30 €/kW und Jahr
heiten nur die heute steuerbaren Prozesse 
der Aluminium-, Chlor-, Papier-, Stahl- 
und Zementindustrie erfasst. Zusammen 
mit eingesetzten Querschnittstechnologi-
en (zum Beispiel Druckluft, Fördertech-




Industrieprozessen stellt unter den ge-
troffenen Kostenannahmen ein wirt-
schaftlich sinnvoll erschließbares Poten-
zial von 1 GW/6 GWh dar. Dieses wird 
in allen Szenarien voll ausgenutzt, aller-
dings nicht mit der vollen zur Verfügung 
stehenden Leistung, sondern mit ver-
ringerter Leistung und damit erhöhter 
Bereitstellungsdauer (im Mittel werden 
sechs Stunden Bereitstellungsdauer ein-
gesetzt). Aufgrund der hohen Attrakti-
vität dieser Flexibilitätsoption und des 
durchgängig hohen Einsatzes sollten hier 
detaillierte Untersuchungen zum Poten-
zial und zu den real auftretenden Kosten 
durchgeführt werden. 
Demand-Side-Management in Haus-
halten kommt unter den getroffenen Kos-
tenannahmen über die gesamte Bandbreite 
der betrachteten Szenarien und Parameter-
variationen mit 2 bis 8 GW und circa 10 bis 
25 GWh zum Einsatz. Hier werden also in 
großem Umfang vor allem bestehende Spei-
cherkapazitäten in PV-Batteriesystemen 
und Elektrofahrzeugen genutzt. Diese kön-
nen die Speicherdienstleistung unter den 
angenommenen Kosten günstiger bereit-
44 Es wurde angenommen, dass durch ein Pooling einer 
Vielzahl von Anlagen diese Energiemenge über eine 
beliebige Zeit verschoben werden kann.
stellen als zum Beispiel Batteriespeicher, die 
einzig für diese Aufgabe errichtet wurden.
Die zugrunde liegende pauschale An-
nahme zu den Abrechnungs- und Service-
kosten unterliegt jedoch einer hohen Unsi-
cherheit. Detailliertere Untersuchungen zu 
den Kosten für DSM sind daher angeraten. 
Vor dem Hintergrund der enormen Poten-
ziale in Privathaushalten durch PV-Spei-
chersysteme und Elektrofahrzeugbatterien, 
die unter den getroffenen Annahmen un-
genutzt bleiben, werden Untersuchungen 
empfohlen, wie eine kostengünstige Netz-




ment unter den getroffenen Kostennah-
men so gut wie nicht zum Einsatz.
Die Akzeptanz von DSM in Haus-
halten wird als nicht unkritisch und maß-
geblich abhängig vom Geschäftsmodell 
und dem Vertrauen der Bürger in die 
Datenübermittlungssicherheit eingestuft. 
Sie kann aber bei hohem Vertrauen und 
bei entsprechender Ausgestaltung (zum 
Beispiel Angebote mit Opt-out-Regelung) 
einen hohen Wert erreichen. Bei Unter-
nehmen ist die Akzeptanz stark abhängig 
von der Wirtschaftlichkeit und einfachen 
Umsetzbarkeit.
Die Erschließung des Gesamtpo-
tenzials für DSM-Systeme erfordert die 
Entwicklung von volkswirtschaftlichen 
Modellen, welche verschiedene Energie-
formen (Strom, Wärme, Gas) berück-
Tabelle 13: DSM-Potenziale der verschiedenen Sektoren
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sichtigen und von der Betrachtung der 
gesamten Energiewertschöpfungskette 
ausgehen. Hierzu müssen komplexe ma-
thematische Modelle entwickelt werden, 
die die diversen Kopplungen der Syste-
me entsprechend technisch und ökono-
misch abbilden können. Darauf aufbau-
end sollten hard- und softwaretechnische 
Anforderungen an DSM-Komponenten 
abgeleitet werden. Untersuchungen zur 
DSM-konformen Gestaltung von Geräten 
und Prozessen sowie Untersuchungen zu 
intelligenten Steuerungsalgorithmen für 
gepoolte DSM-Einheiten werden empfoh-
len. Im Bereich der Akzeptanzforschung 
sollten systematische Feldstudien zur 
aktiven Akzeptanz von DSM mit großen 
Stichproben und mit systematischer Va-
riation von Rahmenbedingungen sowie 
möglichen volkswirtschaftlichen Modellen 
insbesondere im Bereich Elektromobilität 
und PV-Speicher durchgeführt werden.
3.9 Demand-Side-Management im 
Wärmebereich
Als steuerbare Elemente im Wärmebe-
reich wurden Wärmepumpen zur Brauch-
wassererwärmung und zur Raumheizung 
für die Sektoren Haushalt und GHD un-
tersucht. Deren Potenziale sind jedoch – 
abgesehen von der Brauchwassererwär-
mung – stark saisonal schwankend und 
können daher in den Modellrechnungen 
nicht berücksichtigt werden. Da Wärme-
pumpen jedoch mittel- bis langfristig ein 
sehr großes Potenzial für die Wärmever-
sorgung und damit auch für die flexible 
Stromnutzung zukommt, sollten diese 
in weitergehenden Untersuchungen Be-
rücksichtigung finden. Die Brauchwas-
sererwärmung ist in den Potenzialen des 
Haushalts- und GHD-Sektors berücksich-
tigt. Des Weiteren wurden monovalente 
(die einzige Wärmequelle im Gebäude 
darstellende) und monoenergetische (nur 
mit Strom betriebene) Elektrospeicher-
heizungen betrachtet, welchen jedoch 
für das Jahr 2050 nur noch eine unterge-
ordnete Rolle zugeschrieben wird. Große 
Potenziale zur Steuerung bieten KWK-
Anlagen, die in Abschnitt 3.6 dargestellt 
sind. In den Modellrechnungen sind nur 
industrielle KWK-Anlagen mit konstan-
tem Wärmebedarf berücksichtigt. Die real 
erschließbaren Potenziale einschließlich 
KWK zur Heizwärmeversorgung dürften 
noch weit größer sein und sollten in wei-
tergehenden Untersuchungen erhoben 
werden. Ebenfalls sehr große Potenziale 
weisen Elektrodenheizkessel in Fernwär-
me- und Industriewärmenetzen auf. Diese 
elektrischen Heizkessel werden meistens 
in Form eines Hybridsystems betrieben, 
sodass sie dem Stromsektor ihre volle 
Flexibilität zur Verfügung stellen kön-
nen. Sehr hohe Potenziale wurden im 
Bereich der Hochtemperaturprozesswär-
me (> 600 °C) identifiziert, der laut einer 
Studie des Umweltbundesamtes45 im Jahr 
2050 etwa 40 Prozent des industriellen 
Prozesswärmebedarfs ausmacht. Diese 
Potenziale können derzeit noch nicht elek-
trisch abgedeckt werden, weshalb hierzu 
Forschungsvorhaben angeregt werden. 
Insgesamt wird der Kopplung von 
Wärme- und Stromsektor eine hohe Be-
deutung beigemessen. Diese Kopplung 
und die dadurch auftretenden Synergie-
effekte können in den durchgeführten 
Modellrechnungen nur unzureichend ab-
gebildet werden und sollen in weiteren 
Untersuchungen beleuchtet werden.
Neben der wichtigen Weiterent-
wicklung der Einzeltechnologien zur Kos-
tenreduktion und Effizienzerhöhung, zum 
Beispiel im Bereich der Wärmepumpen, 
sind F&E-Aktivitäten angezeigt, um das 
große Potenzial zu erschließen, das die 
Kopplung von Strom- und Wärmemarkt 
bietet. Wichtige Fragestellungen betreffen 
die Marktgestaltung und die Ausgestal-
tung von Tarifmodellen, die die Ausnut-
zung von Flexibilitätspotenzialen wirk-
sam stimulieren. Die Entwicklung von 
45 UBA 2010.
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intelligenten Regelungskonzepten ist eine 
weitere F&E-Aufgabe. Diese sollten unter 
Berücksichtigung von Systemdienstleis-
tungen und Einbeziehung von Lastprofi-
len und Energie- sowie Wetterprognosen 
eine betriebswirtschaftliche Optimierung 
von Einzelanlagen und gepoolten Anla-
gen für unterschiedliche Energiemärkte 
(Spotmarkt, Regelenergiemärkte) vor-
nehmen. Im Bereich der Systemtechnik 
sind insbesondere Hybridanlagen wie 
zum Beispiel Hybrid-Wärmepumpen mit 
Energieträgerumschaltung und Fragen 
der Einbindung thermischer Speicher in 
Gesamtkonzepte von großer Bedeutung.
3.10 Netze
Die Berücksichtigung von Netzaspekten 
konnte nur auf Basis von Abschätzungen 
erfolgen, da das Berechnungsmodell kei-
ne Netzmodellierung beinhaltet. Um den 
Einfluss eines starken Overlaynetzes46 
auf den Flexibilitätsbedarf abschätzen zu 
können, wurde die Ermittlung des Flexi-
bilitätsbedarfs einmal für Gesamtdeutsch-
land mit idealem Netzausbau („Kupfer-
platte Deutschland“) und einmal für drei 
unabhängige Regionen („Kupferplatte in 
den Regionen“, siehe Abbildung 8) sepa-
rat ausgeführt. Im letzteren Fall geht man 
für die Modellrechnungen hypothetisch 
davon aus, dass kein Austausch zwischen 
den drei Regionen stattfindet und die Bi-
lanzierung von Erzeugung und Verbrauch 
in der jeweiligen Region stattfinden muss. 
Beispielsweise kann in diesem Fall kein 
Transport von Offshore-Windstrom nach 
Süddeutschland stattfinden. In Abschnitt 
4.7 sind die Ergebnisse der Modellrech-
nungen für die drei unabhängigen Regio-
nen und der „Kupferplatte Deutschland“ 
einander gegenübergestellt.
In Ergänzung zum Berechnungsmo-
dell für den Flexibilitätsbedarf erfolgten 
46 Es handelt sich hierbei um ein dem heutigen Übertra-
gungsnetz überlagertes Netz zum Stromtransport über 
große Distanzen.
Abschätzungen, welcher Übertragungsbe-
darf zwischen den drei betrachteten Regi-
onen über die Szenarien hinweg entsteht, 
bei Annahme einer Kupferplatte jeweils 
innerhalb einer Region. Die Berechnung 
erfolgte dabei in folgenden Schritten:
1. Die Residuallasten der drei Regionen 
werden einzeln berechnet. Die Zuord-
nung der Einspeisung der fluktuieren-
den Erneuerbaren erfolgt nach dem 
Schlüssel der installierten Leistungen 
für Wind oder PV nach dem Netzent-
wicklungsplan 201447 pro Bundesland. 
Die Zuordnung der Last erfolgt mithil-
fe des Endenergieverbrauchs Strom 
2008 laut Länderarbeitskreis Energie-
bilanzen.48
2. Dann werden die Übertragungskapa-
zitäten berechnet, die eine Deckung 
positiver Residuallast in einer Region 
durch negative Residuallasten der an-
deren Regionen ermöglichen.
3. Bei zu wenig erneuerbarer Erzeugung 
werden Kraftwerke oder Stromimport 
aus dem Ausland eingesetzt, die dann 




Abbildung 8: Die Aufteilung Deutschlands für die
Versorgung in drei unabhängigen Regionen
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4. Im Falle von Überschüssen aus fluktu-
ierenden erneuerbaren Quellen wer-
den die für einen Export benötigten 
Übertragungsleistungen bestimmt.
Insgesamt ergeben sich damit also maxi-
male Übertragungsbedarfe zwischen den 
drei Regionen. Abweichend vom Berech-
nungsmodell für den Flexibilitätsbedarf 
wurden für die oben dargestellten Ab-
schätzungen einheitliche Annahmen zum 
im Jahr 2050 vorhandenen Kraftwerk-
spark (Skalierung des heutigen Kraft-
werksparks) und zu den Im-/Exportka-
pazitäten gemacht. Es ergeben sich damit 
Übertragungsbedarfe zwischen den Regi-
onen Nord und Ost von bis zu 20 GW, zwi-
schen Nord und Süd von bis zu 30 GW und 
zwischen Ost und Süd von bis zu 20 GW. 
Geht man von mittleren Übertragungs-
strecken zwischen den Regionen von circa 
500 km und einer Ausführung der Über-
tragungsstrecke in selbstgeführter Hoch-
spannungsgleichstromübertragungstech-
nik (VSC-HGÜ) aus, so ergibt sich eine 
Kostenumlage von circa 4 bis 6 €/ MWh49 
über die verschiedenen Szenarien hin-
weg. Dies liegt circa im Bereich von 5 
Prozent der mittleren Stromgestehungs-
kosten. Diese Kostenangabe ist lediglich 
zur Einordnung der Größenordnung zu 
verstehen, da bei deren Berechnung we-
der vorhandene Netzstrukturen noch ein 
zusätzlicher Netzbedarf in den Regionen 
oder der Einsatz anderer Übertragungs-
technologien berücksichtigt wurden. 
Je nach Ausgestaltung des Systems 
unterscheiden sich die erforderlichen 
Übertragungsleistungen erheblich, sodass 
hierzu detailliertere Untersuchungen an-
gestellt werden müssen.
Im Bereich der Netzführung soll-
ten Untersuchungen zum Betrieb von 
49 Zwei Umrichterstationen à 100 Mio. €/GW, Freilei-
tungskosten 0,4 Mio. €/(km*GW), 8 Prozent Zinsen, 
Wartungs-/Betriebskosten 0,5 Prozent der Investition, 
40 Jahre Abschreibungsdauer.
vermaschten50 Gleichstromnetzen so-
wie hybriden Systemen aus Dreh- und 
Gleichstrom durchgeführt werden. 
Durch zunehmende Integration von Er-
zeugungsleistung in Verteilnetzen müs-
sen Verfahren zur Netzautomatisierung 
über verschiedene Spannungsebenen 
hinweg sowie zur Bereitstellung von 
Systemdienstleistungen aus dem Ver-
teilnetz heraus entwickelt werden. Tech-
nologisch sollten innovative leistungs-
elektronische Elemente zum Einsatz 
in Umrichtersystemen, elektronischen 
Trafos sowie Schaltern für Gleichstrom 
vorangetrieben werden. Im Bereich der 
Kabeltechnologie sind Forschungs- und 
Entwicklungsanstrengungen im Bereich 
der supraleitenden Energieübertragung 
sowie für Gleichspannungskabel für hö-
here Spannungen angezeigt. Geeignete 
und kostengünstige Maßnahmen zur Mi-
nimierung der Feldexposition51, wie im 
Bundesimmissionsschutzgesetz gefor-
dert, müssen auf wissenschaftlicher Ba-
sis definiert und entwickelt werden.
3.11 Power-to-X
Power-to-X-Technologien werden in den 
Modellrechnungen nur zur Verwendung 
von Überschüssen eingesetzt. Betrachtet 
wurden hierbei die direkte Erzeugung von 
Wärme und die Erzeugung synthetischen 
Erdgases (Power-to-Gas). Wenn diese 
beiden Technologien nicht wirtschaftlich 
eingesetzt werden können, erfolgt die Ab-
regelung. Aus Sicht der zu erwartenden 
Überschüsse ist der Bedarf an Brenngas 
als sehr groß anzusehen, sodass hier keine 
Beschränkung des Potenzials angenom-
men wurde. Nicht berücksichtigt wurde 
in den Modellrechnungen eine Nachfra-
ge nach Strom aus anderen Sektoren, die 
über die Verwendung von Überschüssen 
50 Gleichstromübertragungen sind heute üblicherweise als 
Punkt-zu-Punkt-Verbindung ausgeführt. Ein vermasch-
tes Gleichstromnetz hat mehrere Einspeisungen und 
Abnehmer.
51 Minimierung der elektromagnetischen Felder, denen 
Menschen ausgesetzt sind.
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hinausgeht und zu einem insgesamt hö-
heren Strombedarf führt. Einem der ver-
wendeten Szenarien (S7) liegt jedoch die 
Annahme zugrunde, dass Strom in grö-
ßerem Ausmaß in andere Sektoren über-
führt wird, was sich in dem gegenüber 
heute höheren Strombedarf äußert.
Als Senke bei der Wärmeerzeugung 
(Power-to-Heat) wurden modellbedingt 
nur saisonal unabhängige Verbraucher 
von Niedertemperaturwärme berück-
sichtigt. Die Integration von saisonalen 
Abhängigkeiten und die elektrische Er-
zeugung von Hochtemperaturwärme 
stellen weiteren Forschungsbedarf dar 
beziehungsweise sind Aufgabe einer Ge-
samtbetrachtung des Energiebedarfs in 
allen Sektoren.
Stellvertretend für verschiede-
ne elektrische Wärmeerzeuger wird der 
großtechnisch eingesetzte Elektroden-
heizkessel berücksichtigt. Dieser erhitzt 
Wasser direkt durch einen elektrischen 
Stromfluss. Die Erzeugung von syntheti-
schem Erdgas erfolgt mittels Elektrolyse 
und nachgeschalteter Methanisierung, 
wobei hier Transport und Speicherung 
unberücksichtigt bleiben. Für die Erzeu-
gung von Wärme und synthetischem Erd-
gas erfolgt eine Gutschrift bezüglich des 
Preises und der CO2-Emissionen, die sich 
durch den andernfalls eingesetzten Pri-
märenergieträger (in beiden Fällen wird 
Erdgas angenommen) ergibt. Wichtige 
Kennwerte sind in Tabelle 14 dargestellt.
Die Akzeptanz für den Einsatz von 
Power-to-X-Technologien ist allgemein 
als hoch anzusehen, da ansonsten erzeug-
ter Strom verworfen werden muss.
In den Modellrechnungen kommt 
Power-to-Gas unter den getroffenen An-
nahmen nicht zum Einsatz. Dies ist damit 
begründet, dass die dafür eingesetzten 
Elektrolyseur- und Methanisierungsan-
lagen beim angenommenen Wert des 
erzeugten Gases nur ab einem gewissen 
Ausnutzungsgrad wirtschaftlich betrie-
ben werden können. Diese Ausnutzungs-
grade werden aus Überschüssen allein 
nicht erreicht, es müsste vielmehr auch 
eigens für diese Anwendung erzeugter 
Strom verwendet werden. Letzteres wur-
de im Berechnungsmodell nicht berück-
sichtigt. Aufgrund der geringeren Inves-
titionskosten und der potentiell höheren 
zu erzielenden Erlöse könnten Anlagen 
zur reinen Wasserstofferzeugung als Aus-
gangsstoff für die chemische Industrie 
oder zu einer anderweitigen Verwen-
dung (beispielsweise im Verkehrssek-
tor) bereits mit geringerer Auslastung 
wirtschaftlich betrieben werden. Hierfür 
könnten sich deshalb bereits ab gerin-
geren FEE-Anteilen wirtschaftliche Ein-
satzfälle ergeben. Genauere Analysen 
zum zukünftigen Wasserstoffbedarf, der 
benötigten Infrastruktur oder der Mög-
lichkeit, Wasserstoff ins Erdgasnetz ein-
zuspeisen sowie zu den zu erzielenden Er-
lösen sind zur genaueren Quantifizierung 
notwendig. 
Tabelle 14: Kennwerte Power-to-X-Technologien
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An dieser Stelle ist zu betonen, dass 
sich diese Analyse primär auf den Strom-
sektor bezieht und die Entwicklungsper-
spektiven des Wärme- und Verkehrssek-
tors weitgehend außen vorlässt. Geht man 
aber davon aus, dass perspektivisch die 
gesamte Energieversorgung dekarboni-
siert werden muss, ergibt sich mittel- bis 
langfristig vermutlich eine ganz erheb-
liche Nachfrage nach auf erneuerbarem 
Strom basierenden synthetischen Gasen 
oder auch Kraftstoffen. In diesem Fall 
würden Power-to-Gas-Anlagen und Pow-
er-to-Fuel-Anlagen (Erzeugung flüssiger 
Kraftstoffe mithilfe von Strom) zwangs-
läufig benötigt – zumindest dann, wenn 
die Erzeugung großteils in Deutschland 
stattfinden soll. Somit dienen Power-
to-X-Technologien weniger dazu, quasi 
kostenlosen Überschussstrom zu nutzen, 
sondern Strom, der durch Zusatzinvestiti-
onen bereitgestellt werden muss. 
Power-to-Heat wurde, analog zur 
KWK, modellbedingt nur für Prozesse mit 
über das Jahr gleichbleibender Wärme-
last zugelassen. Das dadurch begrenzte 
Potenzial von circa 10 GW kommt in den 
meisten Szenarien und Berechnungsva-
rianten voll zum Einsatz, was in den ver-
gleichsweise günstigen Investitionskosten 
begründet liegt. Die Energiemenge, die in 
den Wärmesektor überführt wird, beträgt 
je nach Szenario 3 bis 20 TWh. Der hohe 
Einsatzgrad über alle Szenarien hinweg 
verlangt auch hier detailliertere Unter-
suchungen zu den erschließbaren Po-
tenzialen. Wie bei der KWK sollten auch 
bei Power-to-Heat saisonal schwanken-
de Wärmeabnehmer sowie heute nicht 




spitzen, für die sich die Installation einer 
Wandlungseinheit aufgrund der geringen 
Auslastung nicht rechnet, werden abge-
regelt. Über die Szenarien hinweg ist dies 
für 42 bis 136 GW der Fall. Diesen hohen 
Leistungswerten stehen moderate Ener-
giemengen von 2 bis 45 TWh gegenüber. 
Die abgeregelten Energien entsprechen 
circa 1 bis 10 Prozent der Nettostromer-
zeugung. Hohe Abregelung tritt bei einem 
sehr hohen Anteil fluktuierender Erneu-
erbarer, insbesondere bei einem hohen 
Anteil Photovoltaik auf. Hohe PV-Anteile 
zeichnen sich durch sehr hohe installierte 
Leistungen (151 GW im Szenario S6) aus, 
die dann an Tagen mit starker solarer Ein-
strahlung zu großen Überschüssen führen. 
Entwicklungen im Bereich von 
Elektrolyseuren, Methanisierungsanlagen 
und Elektroden-Heizkesseln sollten ins-
besondere auf die Senkung von Investiti-
onskosten zielen. Darüber hinaus sollten 
alternative Technologien und Prozesse 
entwickelt werden, wie etwa die optionale 
Erzeugung von Hochtemperatur-Wärme 
beziehungsweise die elektrische Behei-
zung von Hochtemperatur-Prozessen, die 
energieintensive Erzeugung von Synthe-
segasen im Plasma sowie die elektrisch 
induzierte Spaltung von Erdgas in Was-
serstoff und reinen Kohlenstoff. 
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4. Aussagen zu energiepolitisch relevanten Fragestellungen
4.1 Welche grundlegenden 
Charakteristika haben mögliche 
Stromsysteme im Jahr 2050?
Je nach (normativen) Vorgaben und zu-
grunde liegenden Annahmen variiert die 
Stromnachfrage in den verschiedenen Sze-
narien zwischen 400 TWh und 800 TWh, 
die Einspeisung aus fluktuierenden erneu-
erbaren Energien (das heißt Windenergie 
und Photovoltaik) liegt zwischen 45 und 95 
Prozent. Die große Bandbreite der Strom-
nachfrage ist dabei ein Maß dafür, inwie-
weit in den einzelnen Szenarien einerseits 
auf neue Stromverbraucher (zum Beispiel 
Elektromobilität) gesetzt wird und ande-
rerseits die Erwartungshaltung abgedeckt 
wird, dass aus dem Stromsektor heraus 
(über Power-to-X) synthetische Gase oder 
Kraftstoffe zum Einsatz in den Endener-
giesektoren bereitgestellt werden.
In diesem Kapitel werden die Ergebnisse 
der Modellrechnungen anhand ausge-
wählter energiepolitischer Fragestellun-
gen diskutiert. 
Die Stromgestehungskosten sind 
aufgrund des „Grüne Wiese“-Ansatzes 
nicht mit heutigen Stromgestehungskos-
ten vergleichbar. Als Vergleichsgrund-
lagen dienen das Frozen Szenario mit 
einem Kraftwerkspark, wie für 2025 pro-
gnostiziert, und einer CO2-Einsparung 
von 49 Prozent gegenüber 1990 sowie 
das Zielszenario P1S3 mit einem Anteil 
an Wind- und PV am Nettostromver-
brauch von 67 Prozent und einer 90-pro-
zentigen CO2-Einsparung gegenüber 
1990 (siehe Abschnitt 2.3.3). Netzkosten 
sind in den angegebenen Stromgeste-
hungskosten nicht enthalten.
Abbildung 9: Jahresdauerlinie der Residuallast für das Jahr 2050
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Für jedes Szenario ermittelt sich 
ein spezifischer zeitlicher Verlauf der 
Residuallast. Die Jahresdauerlinie der 
Residuallast für das Jahr 2050 ist in Ab-
bildung 9 dargestellt. Ausgehend von der 
aktuellen Jahresdauerlinie (Ist 2013) ver-
schiebt sich die Dauerlinie vereinfacht 
ausgedrückt mit zunehmender fluktuie-
render Einspeisung nach unten. Bei höhe-
ren Anteilen fluktuierender Einspeisung 
gibt es quasi keine Grundlastnachfrage 
mehr, dafür entsteht ein zunehmender 
Bedarf, negative Stromlasten abzupuf-
fern. In den Szenarien mit einem Wind- 
und PV-Anteil von circa 90 Prozent am 
Stromverbrauch (S4 und S5) besteht ein 
Bedarf an zusätzlicher Stromerzeugung 
nur in 4.400 bis 4.700 Stunden im Jahr, 
in den restlichen 4.100 bis 4.400 Stun-
den besteht ein Überschuss an Strom aus 
FEE. Den Zusammenhang zwischen dem 
Anteil von Wind und PV und den Stun-
den negativer Residuallast verdeutlicht 
Abbildung 10. Daraus wird deutlich, dass 
bei geringem FEE-Anteil Optionen zur 
Verwendung von Überschüssen nur eine 
sehr geringe Auslastung haben und selbst 
bei 80 Prozent fluktuierenden Erneuer-
baren nicht mehr als 3.000 Vollbenut-
zungsstunden theoretisch erreicht wer-
den können.
Weitergehende Analysen des Re-
siduallastganges zeigen, dass gegenüber 
dem Status quo ein deutlicher Anstieg 
des Lastgradienten, also der Änderung 
der Last über Zeit um im Extremfall 
den Faktor drei bis vier, zu verzeichnen 
ist. Hohe Gradienten entstehen dabei 
vor allem durch spezifische Wetterphä-
nomene (zum Beispiel Flauten) und 
überlagern den bisher schon durch die 
zeitliche Veränderung der Stromnach-
frage auftretenden kurzfristigen Anpas-
sungsbedarf. Für die Aufrechterhaltung 
der Systemstabilität ist hierdurch der 
verstärkte Einsatz von Flexibilitätsopti-
onen notwendig. 
Abbildung 11 zeigt beispielhaft die 
mittleren wöchentlichen Schwankungen 
der residualen Stromnachfrage an. Auf 
dieser Zeitskala wird auch der Effekt län-
ger anhaltender Wetterphänomene deut-
lich. So zeigen sich zwischen der sechs-
ten und siebten Woche sowie rund um 
die 50. Woche für einen längeren Zeit-
raum sehr hohe Residuallasten. Ursäch-
lich dafür ist vor allem eine sehr gerin-
ge Stromeinspeisung aus Solaranlagen. 
Nicht zuletzt solche Extremsituationen 
(„Dunkelflauten“) determinieren sehr 
stark den absoluten Bedarf an sicher ver-
Abbildung 10: Abhängigkeit der Stunden mit negativer Residuallast vom Anteil fluktuierender erneuerbarer Energien
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fügbarer Leistung (das heißt notwendige 
Kapazitäten) und den geeigneten Mix an 
Flexibilitätsoptionen. 
Der konventionelle Kraftwerks-
park muss bei entsprechend hohen Antei-
len erneuerbarer Energien um ein Vielfa-
ches flexibler werden. Dabei werden die 
zum Einsatz kommenden Anlagen zu-
nehmend geringere Betriebsstunden auf-
weisen und müssen schnellere und häufi-
gere Lastwechsel bis hin zu einer Vielzahl 
von Startvorgängen umsetzen können. 
In allen betrachteten Szenarien werden 
zur Überbrückung von „Dunkelflauten“ 
konsequenterweise vermehrt flexibel 
planbare Stromerzeugungsleistung und/
oder Langzeitspeicher für notwendig ge-
halten. 
4.2 Wie wirken sich die CO2-Reduk-
tionsziele auf den Flexibilitäts-
park aus?
Die Bundesregierung setzt sich zum Ziel, 
die CO2-Emissionen bis 2050 um 80 Pro-
zent zu reduzieren. Viele der heute vor-
liegenden Energieszenarien gehen davon 
aus, dass der Stromsektor leichter oder 
zumindest schneller zu dekarbonisieren 
ist als der Wärme- oder Verkehrssektor.52 
Setzt man sich zum Ziel, die Emissionen 
aus der Stromerzeugung überproportio-
nal zu reduzieren, hat dies zwangsläufig 
Auswirkungen auf die Struktur des Kraft-
werksparks und den damit verbundenen 
Finanzierungsbedarf. Im Rahmen der 
hier durchgeführten Berechnungen sind 
über Parametervariationen Zielvorgaben 
einer 80-prozentigen, 90-prozentigen 
und einer 100-prozentigen Minderung 
der CO2-Emissionen abgedeckt. Zur Ver-
anschaulichung der Auswirkungen dieser 
Ziele werden die Struktur des entspre-
chenden Kraftwerksparks sowie die zum 
Aufbau notwendigen Kosten erfasst. Da-
rauf aufbauend werden Mehrkosten der 
CO2-Vermeidung bezogen auf die Strom-
gestehungskosten im Frozen Szenario be-
rechnet. Das Frozen Szenario „friert“ den 
für 2025 im BMWi-Trendszenario (2014) 
prognostizierten Kraftwerkspark für den 
Zeitraum danach ein und bewertet die-
sen mit den für die Betrachtungen für das 
Jahr 2050 angenommenen Kosten.
Man erkennt hierbei, dass eine CO2-
Minderung bis zu circa 60 Prozent gegen-
über dem Frozen Szenario (entspricht 
52 SRU 2011.
Abbildung 11: Wochendurchschnitt der Residuallast für das Jahr 2050
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circa 80 Prozent Minderung gegenüber 
dem Stand von 1990) nahezu ohne Mehr-
kosten möglich ist. Dies ist damit begrün-
det, dass die fluktuierenden erneuerbaren 
Energien mit den für 2050 getroffenen 
Kostenannahmen Strom kostengünstiger 
bereitstellen können als dies mit dem im 
Jahr 2025 existierenden Kraftwerksmix 
möglich wäre. 
Die CO2-Vermeidungskosten steigen 
dann bis zu einer vollständigen Emissions-
freiheit des Stromsektors in etwa in glei-
chem Maße an, wie Emissionen eingespart 
werden. Selbst bei der Vorgabe einer voll-
ständigen CO2-Freiheit des Stromsektors 
kommt es unter den getroffenen Annah-
men nicht zu einer Kostenexplosion. Eine 
Steigerung der Emissionsreduktion von 
90 Prozent gegenüber 1990 auf 100 Pro-
zent führt demnach zu Mehrkosten von 15 
bis 25 Prozent – je nach zugrunde geleg-
tem Szenario. Mehr Klimaverträglichkeit 
verursacht dementsprechend vordergrün-
dig höhere Kosten. Je nach Entwicklung 
der CO2-Zertifikatspreise in einem funktio-
nierenden europäischen Emissionshandel 
könnten diese Kosten aber ganz oder teil-
weise kompensiert werden. 
Auf die Zusammensetzung des 
Kraftwerksparks haben die CO2-Emissi-
onsziele des Stromsektors die in Abbil-
dung 13 gezeigten Effekte. Dargestellt sind 
hier beispielhafte Szenarien-Parameter-
kombinationen, die zu einer Emissionsre-
duktion von 80 Prozent, 90 Prozent oder 
100 Prozent gegenüber 1990 führen. Kon-
zentriert man sich zunächst auf die Analy-
se von Szenarien, die auf den Einsatz von 
CSP, CCS oder Geothermie verzichten, ist 
zu erkennen, dass sich vor allem der re-
sultierende Brennstoffmix sowie die An-
teile von Wasserstoffspeichern deutlich 
unterscheiden. Dabei stellt die Reduktion 
von CO2-Emissionen insbesondere einen 
Treiber für den Einsatz von Wasserstoff-
speichern dar. Vergleichsweise niedrige 
Anteile von fluktuierenden Erneuerbaren 
(Szenarien 3, 6 und 8) erfordern kombi-
niert mit hohen Emissionsreduktionen 
große Anteile von Wasserstoffspeichern. 
Während bei weniger ambitionierten Kli-
maschutzzielen die Abregelung von über-
schüssigem Wind- und PV-Strom (in Ab-
bildung 13 nicht dargestellt) kombiniert 
mit zusätzlicher Stromerzeugung aus 
Erdgas meist günstiger ist als die Einspei-
cherung des Wind- und PV-Stroms, sind 
Abbildung 12: Mehrkosten pro Kilowattstunde gegenüber dem Frozen Szenario (Referenz-Stromgestehungskosten 
67 €/MWh ohne CO2-Zertifikatskosten bei 380 g CO2/kWh) bei verschiedenen CO2-Reduktionsgraden. 60 Prozent CO2-
Reduktion gegenüber dem Frozen Szenario entsprechen circa 80 Prozent CO2-Einsparung gegenüber dem Jahr 1990. 
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GuD
die CO2-freien Stromerzeugungstechnolo-
gien, die für hohe Emissionsreduktionen 
zum Einsatz kommen müssten, oft teurer 
als die Speicherung. Hohe Anteile fluktu-
ierender Erneuerbarer bedingen aufgrund 
der deutlich höheren Überschussstrom-
produktion bereits bei weniger ambitio-
nierten Klimaschutzzielen höhere Anteile 
von Wasserstoffspeichern. Da in diesen 
Szenarien ausreichend Überschussstrom 
für eine günstige Dimensionierung und 
hohe Auslastung der Speicher vorhanden 
ist, sind Speicher gegenüber den Stromer-
zeugungstechnologien hier die günstigere 
Alternative. Braunkohlekraftwerke kom-
men ab einer Emissionsreduktion von 
90 Prozent nicht mehr zur Anwendung 
und werden durch GuD-Kraftwerke mit 
Erdgas- oder, bei sehr hohen CO2-Min-
derungsvorgaben, durch Biogasfeuerung 
ersetzt. 
Die Analysen legen den Schluss 
nahe, dass eine frühe Festlegung des 
CO2-Ziels des Stromsektors von großer 
Bedeutung ist, um Fehlinvestitionen in 
Technologien und Lock-in-Effekte zu 
vermeiden. Auf der anderen Seite erge-
ben sich aber auch erstaunlich robuste 
Entwicklungen. So kommt beispielsweise 
Gasturbinentechnologie in allen betrach-
teten Berechnungsfällen in großem Maße 
zum Einsatz, abhängig von CO2-Minde-
rungszielen und FEE-Anteil betrieben 
mit Erdgas, Biogas oder Wasserstoff (bei 
der Rückverstromung von eingespei-
chertem Wasserstoff). Vergleicht man 
die Summe der installierten Leistungen 
von GuD- und Gasturbinenkraftwerken 
(siehe Abbildung 14), so ergeben sich un-
abhängig vom CO2-Reduktionsziel relativ 
ähnlich installierte Kraftwerksleistun-
gen. Wenn es also gelingt, neue Gaskraft-
Abbildung 13: Zusammensetzung des Kraftwerksparks ohne fluktuierende Erneuerbare bei Emissionsreduktionsziel von 80 Prozent, 90 Prozent und 100 
Prozent gegenüber 1990. Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind die jeweiligen Anteile der FEE angegeben. Die installierten Leistungen von Power-
to-Heat-Anlagen sind negativ dargestellt, da diese Systeme Leistung aufnehmen.
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werke in naher Zukunft so zu bauen, dass 
sie mit Erdgas, Biogas53 und Wasserstoff 
betrieben werden können, ergeben sich 
robuste Entwicklungspfade hin zu einem 
CO2-freien Stromversorgungssystem. Im 
Prinzip liefern Gasturbinen zusammen 
mit GuD-Anlagen eine Leistung von rund 
90 Prozent der maximalen Residuallast 
und stellen damit die gesicherte Leis-
tung zur Verfügung. Forschungs- und 
Entwicklungsansätze wie die Anpassung 
von Brennergeometrie, Luftzuführung 
sowie Wasserzudosierung bei Gasturbi-
nen kommt vor diesem Hintergrund eine 
hohe Bedeutung zu. Hierdurch könn-
ten höhere Wasserstoffbeimischungen 
bis hin zum Einsatz von nahezu reinem 
Wasserstoff perspektivisch ermöglicht 
werden. 
53 In den hier zugrunde liegenden Biogasanlagen wird 
das Biogas aufbereitet und ins Erdgasnetz eingespeist. 
Es hat daher eine sehr ähnliche Zusammensetzung wie 
Erdgas und sollte relativ problemlos in Gasturbinen 
einsetzbar sein.
Nimmt man an, dass CSP, CCS oder 
Geothermie (P1bS2, P9S3, P12aS2, P12S7) 
in großem Umfang zum Einsatz kommen, 
verändert sich der Technologiepark ent-
sprechend. Diese Anlagen substituieren 
dann vor allem in den anderen Fällen 
vorkommende GuD-Anlagen. Hieraus 
könnten sich zwei verschiedene Lock-in-
Effekte ergeben: zum einen, wenn eine 
große Anzahl von noch nicht abgeschrie-
benen GuD-Anlagen – anstatt diese auf 
Biogas- oder Wasserstoffverbrennung 
umzustellen – durch CSP, CCS- oder Geo-
thermieanlagen ersetzt werden müsste; 
zum anderen, wenn nach der Einführung 
von CCS die Klimaschutzziele derart ver-
schärft werden, dass ein Betrieb dieser 
Anlagen aufgrund der vorhandenen CO2-
Restemissionen (es wird von einer CO2-
Restemission von 10 Prozent ausgegan-
gen, geringere Emissionen könnten mit 
optimierten Anlagen unter Verringerung 
des Wirkungsgrades und Erhöhung der 
Kosten erreicht werden) nicht mehr mög-
Abbildung 14: Zusammensetzung des Kraftwerksparks ohne fluktuierende Erneuerbare bei Emissionsreduktionsziel von 80 Prozent, 90 Prozent und 100 
Prozent. GuD- und Gaskraftwerke sind summarisch dargestellt; nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind die jeweiligen Anteile der FEE angegeben.
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lich ist. Bei CSP-Anlagen ist künftig zu 
prüfen, inwieweit eine Zufeuerung durch 
Biomasse oder regenerativ erzeugten 
Wasserstoff aus der jeweiligen Region zu 
welchen Kosten möglich ist. Zusätzlich 
ist auch zu beachten, dass aufgrund der 
benötigten Infrastruktur (Netzausbau bei 
CSP, CO2-Transport und -Speicherung bei 
CCS) eine Einführung der Technologien 
eine konsequente Ausrichtung des Ge-
samtsystems auf diese Technologien ver-
langt, die relativ früh in die Wege geleitet 
werden muss. Die Erfordernisse für den 
Transport von CSP-Strom nach Deutsch-
land müssten zum Beispiel unter ande-
rem in der EU-Energiepolitik zur Ausge-
staltung des Ausbaus und der Integration 
der europäischen Netze und Märkte be-
rücksichtigt werden. Aus diesem Grund 
scheint es geboten, sich in Zukunft detail-
lierter mit den Umsetzungswahrschein-
lichkeiten dieser Technologien ausein-
anderzusetzen. Da CSP und CCS bei sehr 
hohen FEE-Anteilen von mehr als 90 Pro-
zent nicht zum Einsatz kommen, ist auch 
die zeitliche Integration der Einführung 
dieser Technologien in die Entwicklungs-
pfade des Energiesystems, insbesondere 
im Zusammenhang mit dem Ausbau der 
Windkraft und PV, von Bedeutung. In Ab-
schnitt 4.5 wird die Rolle von Geothermie, 
CCS und CSP im Energiesystem detaillier-
ter diskutiert.
In Abbildung 15 sind für die oben dis-
kutierten Fälle mit 80 Prozent, 90 Prozent 
und 100 Prozent CO2-Emissionsreduktion 
die Anteile von PV- und Windenergieanla-
gen, flexiblen Erzeugern sowie Speichern 
und DSM an den Gesamtsystemkosten 
angegeben. Berücksichtigt wurden hier-
bei sowohl annuitätische Investitions- als 
auch Betriebs- und Wartungskosten. Es 
zeigt sich, dass sich die Kostenanteile von 
PV-und Windenergieanlagen zumeist im 
Bereich von 50 bis 70 Prozent der Ge-
samtkosten bewegen. Die Kosten der 
PV machen in allen Szenarien weniger 
als 20 Prozent aus, der Kostenanteil der 
Windenergie liegt bei bis zu 60 Prozent. 
Die Kosten für Speicher und DSM spielen 
bei 80 Prozent Emissionsreduktion ge-
genüber 1990 praktisch keine Rolle. Bei 
90 Prozent Emissionsreduktion betragen 
sie bis zu 5 Prozent der Gesamtsystemkos-
ten und sind am höchsten bei sehr hohen 
Abbildung 15: Anteile von PV und Wind (FEE), planbaren Erzeugern und Speichern/DSM an den Gesamtkosten. Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls 
sind die jeweiligen Anteile der FEE angegeben.
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Anteilen fluktuierender Erneuerbarer, 
da in diesem Fall Wasserstoffspeicher in 
größerem Umfang zum Einsatz kommen. 
Bei 100 Prozent Emissionsreduktion be-
tragen die Speicherkosten bei sehr hohen 
Anteilen fluktuierender Erneuerbarer cir-
ca 5 bis 7 Prozent der Gesamtsystemkos-
ten. Bei geringeren Anteilen von Wind 
und PV sind sie höher (bis zu 20 Prozent 
in S3). Dies liegt daran, dass bei geringe-
ren FEE-Anteilen kostengünstige emis-
sionsfreie Stromerzeugungstechnologien 
zur Deckung des restlichen Strombedarfs 
fehlen. Die Biomassepotenziale sind be-
grenzt, und Alternativen sind verhältnis-
mäßig teuer (zum Beispiel Geothermie). 
Daher müssen die FEE-Überschüsse zum 
Großteil genutzt werden, was einen hohen 
Bedarf an Speichern verursacht.
4.3 Was bedeutet eine Vollver-
sorgung aus erneuerbaren  
Energien für das Stromver-
sorgungssystem?
Eine komplette Dekarbonisierung des 
Stromsystems ist nur durch eine Vollver-
sorgung aus erneuerbaren Energien (PV, 
Wind, Biogas, Geothermie und CSP54) 
möglich. Im Folgenden sollen einige Op-
tionen diskutiert werden, die hierfür zur 
Verfügung stehen. 
Ganz allgemein kann unter den ge-
troffenen Annahmen ein erheblicher Ein-
fluss des Anteils von Wind- und PV-Strom 
sowohl auf die Systemzusammensetzung 
als auch auf die Kosten (siehe Abbil-
dung 16) festgestellt werden. In den Sze-
narien mit einem Residualbedarf kleiner 
150 TWh und einem FEE-Anteil größer 
circa 70 Prozent kann der restliche Strom-
bedarf vollständig über Bioenergie gedeckt 
werden, wenn die hier angenommenen 
Bioenergiepotenziale für den Stromsektor 
54 Für die CSP-Anlagen finden sich keine wirtschaftlichen 
Konfigurationen, wenn die Zufeuerung durch Erdgas 
nicht gestattet ist. Eine Zufeuerung der CSP-Anlagen 
mit Biogas wurde nicht untersucht.
erschlossen werden können.55 Bei einem 
Anteil von 45 Prozent von Wind und PV 
fehlen erneuerbare Erzeugungstechnolo-
gien, um die Stromnachfrage zu decken. 
Geothermie alleine hat hier nicht das Po-
tenzial, die entstehende Versorgungslü-
cke zu decken. Eine Vollversorgung aus 
erneuerbaren Energien bei gleichzeitig 
geringem Anteil von fluktuierenden Er-
neuerbaren funktioniert nur, wenn CSP 
zum Einsatz kommt. Wenn die erhebli-
chen Leistungen nach Deutschland trans-
portiert werden können (knapp 30 GW), 
stellt dies unter den getroffenen Koste-
nannahmen eine vergleichsweise günstige 
Lösung dar. Bei 57 Prozent Wind- und PV-
Anteil wären noch gute 10 GW CSP nötig. 
Die Abhängigkeit der Kosten des Gesamt-
systems vom FEE-Anteil bei Inkludierung 
der CSP-Technologie ist typisch für das 
Zusammenwirken von FEE-Technologien 
und Erzeugungstechnologien, die vor al-
lem im Grundlastbetrieb kostengünstig 
Strom bereitstellen. Ein steigender FEE-
Anteil reduziert die Volllaststundenzahl 
für die Grundlasttechnologien, sodass 
deren Stromgestehungskosten höher wer-
den. Die Technologieoption CSP führt da-
her nur bei geringem FEE-Anteil zu einer 
Reduktion der Gesamtsystemkosten ge-
genüber einem System, in dem CSP nicht 
zur Verfügung steht. Unter der Voraus-
setzung, dass die Stromimporte technisch 
sowie gesellschaftlich umsetzbar sind und 
die prognostizierten Kostensenkungen 
eintreten, ist diese Konstellation jedoch 
bei gleicher Klimaverträglichkeit mehr als 
10 Prozent günstiger als ein System mit 
höheren Anteilen an FEE.
Lässt man geringe Restemissionen 
zu (mindestens 96 Prozent Minderung 
55 Der Biogaseinsatz wäre dabei etwa doppelt so hoch 
wie heute. Ob in diesem Umfang Biomasse für die 
Stromerzeugung zur Verfügung steht, muss unter 
Berücksichtigung der Nutzungskonkurrenzen und Um-
weltrisiken im Rahmen einer nationalen Biomassestra-
tegie entschieden werden. Reduziert werden könnte der 
Bioenergieeinsatz durch eine Erhöhung der Wind- und 
Photovoltaikleistung in Kombination mit Langzeitspei-
chern. Zusätzliche Modellrechnungen zeigen, dass eine 
Systemvariante mit einer Überinstallation von FEE zu 
geringen Mehrkosten möglich wäre. 
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der CO2-Emissionen gegenüber 1990), so 
kommen bei FEE-Anteilen unter 80 Pro-
zent Erdgaskraftwerke und bei unter 
50 Prozent Erdgas- und Geothermiekraft-
werke zum Einsatz. Der Einsatz von Erd-
gaskraftwerken führt in diesen Fällen zu 
einer deutlichen Kostenreduktion, da die-
se relativ teure Wasserstoffspeicher erset-
zen. Ab einem Anteil der fluktuierenden 
Erneuerbaren von 80 Prozent führt der 
Einsatz von CSP oder Erdgas zu keinen si-
gnifikant anderen Kosten gegenüber Sys-
temen aus Wind, PV, Bioenergiekraftwer-
ken und Wasserstoffspeichern.
Ein voll erneuerbares Stromsystem 
ohne CSP und Geothermie ist nur in den 
Szenarien möglich, in denen der Residu-
albedarf unter 150 TWh und der FEE-
Anteil über circa 70 Prozent ist. Dies liegt 
daran, dass die Potenziale von Bioenergie 
zur Stromerzeugung in dieser Studie recht 
eng begrenzt sind und bei weitgehend 
ausgeschöpften Wasserkraftpotenzialen 
sonst keine nennenswerten Alternativen 
zur CO2-freien Stromerzeugung zur Ver-
fügung stehen. Die Kosten dieser Syste-
me mit sehr hohem Anteil fluktuierender 
Erneuerbarer sind im Vergleich zu den 
anderen betrachteten Varianten ähnlich 
oder sogar niedriger.
Falls die von den Fachgruppen 
„Wind“ und „PV“ maximal für möglich ge-
haltenen Kostensenkungen bei der Wind-
kraft und PV realisiert werden können, so 
lässt sich eine nahezu vollständige Dekar-
bonisierung des Stromsektors bei Strom-
gestehungskosten erreichen, die um 15 bis 
20 Prozent niedriger sind als im Zielsze-
nario bei Referenzannahmen (P1S3).
4.4 Welche Rolle spielen Speicher 
im zukünftigen Energiesystem?
Bei geringeren Anteilen fluktuierender 
Erneuerbarer kommen Langzeitspeicher 
nur dann zum Einsatz, wenn fossile Ener-
gieträger aus Gründen des CO2-Emis-
sionsziels oder sonstiger Restriktionen 
nicht oder nur in geringerem Umfang 
eingesetzt werden können. Eine Kombi-
nation aus Abregelung von Erneuerbaren 
und dem Einsatz von Gaskraftwerken ist 
hier oftmals günstiger als der Einsatz von 
Langzeitspeichern (siehe Abbildung 17, 
P1S1 und P1S2). 
Abbildung 16: Abhängigkeit der Stromgestehungskosten vom Anteil fluktuierender Erneuerbarer bei einer Vollversor-
gung aus regenerativen Energien ohne und mit CSP sowie bei überwiegend regenerativen Energien. Bezugswert ist das 
Szenario S3 mit 90 Prozent CO2-Reduktion gegenüber 1990, die Stromgestehungskosten hierfür betragen 79 €/MWh.
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Bei der Vollversorgung aus er-
neuerbaren Energien hingegen kommen 
beispielsweise bis zu 50 GW Wasser-
stoffspeichersysteme zum Einsatz (sie-
he Abbildung 17, P12S7). Auch bei der 
Vorgabe, nur heimische Energieträger zu 
nutzen, kommen in allen Szenarien 10 bis 
40 GW Wasserstoffspeicher zum Einsatz. 
Da unter den restriktiven Bedingungen 
einer vollständigen Dekarbonisierung 
keine kostengünstigen flexiblen Strom-
erzeugungstechnologien zur Verfügung 
stehen, ist hier die Einspeicherung von 
Wind- und PV-Strom wirtschaftlicher 
als dessen Abregelung. In solchen Fäl-
len tragen die Speicher auch mit bis zu 
20 Prozent signifikant zu den Gesamtsys-
temkosten bei. 
Auch ein schwacher (begrenzter) 
Netzausbau führt bei einem gleichzei-
tig hohen Offshore-Windanteil zu einer 
verstärkten Nutzung von Wasserstoff-
speichersystemen. Wird zusätzlich zum 
schwachen Netzausbau Wert auf den 
Einsatz dezentraler Technologien gelegt, 
kommen statt Wasserstoffspeichersys-
temen Methanspeicher mit Gasturbinen 
zum Einsatz, da diese auch in kleineren, 
dezentralen Einheiten realisierbar sind.56 
Ansonsten spielen Methanspeicher ge-
genüber den Wasserstoffspeichern in den 
Modellrechnungen annahmebedingt kei-
ne Rolle. Der Grund hierfür ist, dass die 
Herstellung von Methan aus Wasserstoff 
zusätzliche Investitionskosten verursacht 
56 Wasserstoffspeicher sind in den Modellrechnungen in 
diesem Fall als zentrale „Großtechnologie“ ausgeschlos-
sen, da angenommen wird, dass Wasserstoff nur in 
zentral errichteten Kavernenspeichern wirtschaftlich ge-
lagert werden kann. Erdgas braucht nur ein Drittel des 
Speichervolumens bei gleichem Energieinhalt und kann 
daher auch günstiger in alternativen Gasspeichersyste-
men oder direkt im Erdgasnetz gespeichert werden.
Abbildung 17: Eingesetzte Speichertechnologien für ausgewählte Fälle mit 80 Prozent und 90 Prozent CO2-Reduk-
tion gegenüber 1990 sowie für 100 Prozent erneuerbare Energien. Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind 
die jeweiligen Anteile der FEE angegeben.
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und zudem Wirkungsgradverluste zur 
Folge hat. Die Vorteile von Methan gegen-
über Wasserstoff (einfache Mitnutzung 
bereits vorhandener Speicher und Netze, 
einfache Nutzung in vorhandenen Gas-
kraftwerken) werden in den diesbezüglich 
vereinfachten Modellrechnungen nicht 
monetarisiert. Wenn diese Vorteile die 
Mehrkosten aufwiegen, dann könnten die 
aus den Modellrechnungen resultieren-
den Wasserstoffspeicher teilweise durch 
Methanspeicher ersetzt werden.
Die Auslegung der Langzeitspei-
cher liegt zumeist so, dass etwa 200 bis 
500 Stunden (circa ein bis drei Wochen) 
Volllast aus einem Speicher zur Verfü-
gung gestellt werden kann, wobei auch ex-
tremere Auslegungen mit bis zu 700 Stun-
den (Umfang eines Monats) vorkommen. 
Für Pumpspeichersysteme, Druck-
luftspeicher sowie Batteriespeicher er-
geben sich modell- und annahmenbe-
dingt nur geringe oder keine Einsatzfälle. 
Stattdessen werden Batteriespeicherka-
pazitäten in Elektrofahrzeugen oder PV-
Heimspeicher in Kombination mit dem 
Demand-Side-Management im Haus-
haltssektor genutzt. Hierbei kommen un-
ter den getroffenen Kostennahmen über 
die gesamte Bandbreite der betrachteten 
Szenarien und Parametervariationen hin-
weg circa 2 bis 8 GW installierte Leistung 
bei einer Speicherkapazität von circa 10 
bis 25 GWh zum Einsatz. Diese Kapazi-
täten können zudem auch problemlos 
für die Frequenzstabilisierung eingesetzt 
werden. Können die DSM-Potenziale, 
aus welchen Gründen auch immer, nicht 
erschlossen werden, so zeigen Abschät-
zungen, dass bis zu 5 GW Batteriespeicher 
zur Abfederung von Leistungsspitzen und 
zur Betriebsoptimierung von Kraftwerken 
eingesetzt werden können. 
Für den zukünftigen Bedarf an 
Batteriespeichersystemen ist zu berück-
sichtigen, dass die Haupteinsatzfälle in 
der Bereitstellung von Flexibilität in Zeit-
bereichen unter einer Stunde liegen. Wie 
bereits ausgeführt können diese Flexi-
bilitätsbedarfe im Modell nicht abgebil-
det werden. Abschätzungen aus höher 
aufgelösten Daten zeigen jedoch, dass 
ein zusätzlicher Bedarf an Speichern mit 
Bereitstellungsdauern unter einer Stunde 
für die Ausregelung von Prognoseabwei-
chungen entstehen kann.57 Das Modell 
geht außerdem vom „Idealfall“ einer zu je-
dem Zeitpunkt verfügbaren, ausreichen-
den Netzkapazität aus. Netzengpässe, die 
im Übertragungs-, aber vor allem im Ver-
teilnetz auftreten können, bleiben damit 
unberücksichtigt. Auch hieraus erwächst 
ein zusätzlicher Bedarf an Energiespei-
cherung, dessen Analyse weitergehenden 
Betrachtungen vorbehalten ist.
Demand-Side-Management von 
Industrieprozessen stellt unter den getrof-
fenen Kostenannahmen ein wirtschaftlich 
sinnvoll erschließbares Potenzial von 
1 GW und 6 GWh dar. Dieses wird in allen 
Szenarien voll ausgenutzt. Die Annahmen 
zu den Potenzialen in den Modellrech-
nungen sind sehr konservativ. So wurden 
nur Anlagen berücksichtigt, bei denen ein 
vollständiger Back-up durch Gasbrenner 
vorhanden ist. Aufgrund der hohen At-
traktivität dieser Flexibilitätsoption und 
des durchgängig hohen Einsatzes sollten 
hier detaillierte Untersuchungen zu den 
Potenzialen, den konkreten Umsetzungs-
möglichkeiten und zu den damit in der 
Praxis real auftretenden Kosten durchge-
führt werden. 
Heute bereits im Betrieb befindli-
che Pumpspeicherkraftwerke wurden im 
Modell nicht abgebildet, da vereinfacht 
von einem „Grüne-Wiese“-Ansatz ausge-
gangen wird. In der Praxis ist aber davon 
auszugehen, dass diese Einheiten nicht 
stillgelegt, sondern auch in Zukunft zur 
57 Es ist dabei aber zu beachten, dass mit zunehmender 
Flexibilisierung der konventionellen Kraftwerke, insbe-
sondere der in diesen Szenarien in großem Umfang vor-
handenen Gasturbinen (egal mit welchem Brennstoff), 
der Bedarf zum Ausgleich von Prognoseabweichungen 
nur von jeweils kurzer Dauer sein wird. 
73Aussagen zu energiepolitisch relevanten Fragestellungen
Betriebsoptimierung des Kraftwerksparks 
eingesetzt würden. Die Betrachtungen 
zeigen aber, dass unter den getroffenen 
Annahmen kein weitergehender Bedarf 
an Pumpspeicherkraftwerken besteht.
4.5 Welche Rolle spielen CCS,  
solarthermische und geother-
mische Stromerzeugung?
Als flexible Stromerzeugungstechnologien 
stehen fossil befeuerte Kraftwerke, Bio-
massekraftwerke, solarthermische und 
geothermische Kraftwerke zur Verfügung. 
Der Einsatz von fossilen Brennstoffen 
ist durch die Klimaschutzziele begrenzt, 
der Einsatz von Biomasse durch die ver-
fügbaren Biomassepotenziale. Die ver-
bleibenden Technologien mit niedrigen 
CO2-Emissionen – solarthermische und 
geothermische Kraftwerke sowie Braun-
kohle mit CCS – sind in Deutschland am 
Markt noch nicht etabliert. Zudem sind 
CCS-Kraftwerke und solarthermische 
Kraftwerke in den für das Jahr 2050 er-
mittelten notwendigen Größenordnungen 
an zusätzliche infrastrukturelle Voraus-
setzungen gebunden. Ihr möglicher Bei-
trag zur Stromversorgung und ihre Kosten 
sind daher mit einer hohen Unsicherheit 
behaftet. Unter den Referenzannahmen 
dieser Studie werden CCS und CSP in 
den Modellrechnungen zunächst ausge-
schlossen. Ihr Einfluss auf die Stromver-
sorgungssysteme wird aber in einer Reihe 
von Varianten untersucht und im Folgen-
den diskutiert.
Abbildung 18 zeigt verschiedene 
Möglichkeiten, eine 90 Prozent CO2-Ein-
sparung zu erreichen. Kommen geother-
mische und solarthermische Kraftwerke 
sowie CCS-Kraftwerke zum Einsatz, erset-
zen sie in erster Linie biogasgefeuerte, im 
Falle von CCS teilweise auch erdgasgefeu-
Abbildung 18: Installierte Leistung (ohne FEE) verschiedener Flexibilitätsparks mit einer CO2-Einsparung von 90 Prozent gegenüber 1990. Die Prozentzahlen 
sind die Kosten im Vergleich zum Zielszenario bei Referenzannahmen P1S3. Die schraffierten Flächen zeigen an, dass für die jeweilige Technologie die maxima-
le Kostenreduktion bis 2050 angenommen wurde (Technologiefortschrittsszenarien). Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind die jeweiligen Anteile 
der FEE angegeben.
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GuD
erte, GuD-Kraftwerke. Der Einsatz von 7 
bis 30 GW CSP-Kraftwerken mit Import 
von 40 bis 200 TWh Strom pro Jahr aus 
Nordafrika kann gegenüber vergleichba-
ren Technologieparks ohne CSP zu einer 
geringfügigen Kostenreduktion von ein 
bis vier Prozent führen. Werden durch 
eine Weiterentwicklung der CSP-Techno-
logie die maximalen Kosteneinsparungen 
erzielt, die von der Fachgruppe als er-
reichbar abgeschätzt wurden, so ergeben 
sich bis zu 12 Prozent geringere Kosten. 
Die größte Kosteneinsparung (und die 
geringsten Gesamtkosten) erzielt man 
in diesem Fall bei einem geringen Wind- 
und PV-Anteil und hohem CSP-Anteil 
an der Stromversorgung von 36 Prozent. 
Wird statt CSP in ähnlichem Umfang Geo-
thermie zur Stromerzeugung eingesetzt, 
so führt dies im Falle maximaler Kosten-
einsparungen bei der Geothermie durch 
technologischen Fortschritt zu ähnlichen 
Stromgestehungskosten. Der Einsatz von 
Braunkohle-CCS führt zu einer Reduktion 
der Stromgestehungskosten um circa 5 
Prozent gegenüber vergleichbaren Szena-
rien ohne CCS. 
Abbildung 19 zeigt verschiedene 
Möglichkeiten zur vollständigen Dekar-
bonisierung der Stromerzeugung mit und 
ohne Nutzung von CSP und Geothermie. 
Eine CO2-freie Stromerzeugung bei mo-
deratem Anteil an Wind- und PV-Strom 
und gleichzeitig hohem Strombedarf ist 
nur mit Nutzung von entweder Geother-
mie oder CSP möglich, da die Potenziale 
an Biomasse (unter anderem aufgrund 
von Nutzungskonkurrenzen um die oh-
nehin limitierten Potenziale) nicht zur 
Deckung der residualen Stromnachfrage 
ausreichen. Auch wenn eine vollständige 
Dekarbonisierung gefordert ist, können 
durch die Nutzung von CSP die Strom-
gestehungskosten gegenüber vergleich-
baren Szenarien ohne CSP geringfügig 
sinken. Wird bei der Geothermie eine 
Kostensenkung gegenüber den heute 
wirtschaftlichsten Pilotanlagen von nur 
35 Prozent erreicht (nicht 70 Prozent wie 
im Geothermie-Fortschrittsszenario), so 
führt eine Installation von 8 bis 25 GW 
an Geothermieanlagen zu einer Erhöhung 
der Stromgestehungskosten von 8 bis 20 
Prozent.
Abbildung 19: Installierte Leistung (ohne FEE) verschiedener Flexibilitätsparks mit einer CO2-Einsparung von 100 
Prozent. Die Prozentzahlen sind die Kosten im Vergleich zum Zielszenario bei Referenzannahmen P3S4. Nach der 
Bezeichnung des Berechnungsfalls sind die jeweiligen Anteile der FEE angegeben.
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Hervorzuheben ist, dass CSP, Geo-
thermie und CCS aufgrund ihrer hohen 
Investitionskosten hohe Auslastung erfor-
dern. In den Modellrechnungen laufen die 
Anlagen daher in den Szenarien, in denen 
diese Technologien vorkommen, mit über 
5.000 Volllaststunden. In Szenarien mit 
einem FEE-Anteil von circa 90 Prozent 
werden flexible Stromerzeuger mit der-
art hoher Auslastung nicht benötigt. CSP, 
Geothermie und CCS kommen ebenfalls 
nicht zum Einsatz. 
Alle drei Technologien sind unter 
heutigen Gegebenheiten mit erheblichen 
Umsetzungsrisiken behaftet. Im Falle der 
Geothermie ist, um verträgliche Stromge-
stehungskosten zu erreichen, eine Kosten-
reduktion um circa 75 Prozent gegenüber 
den heute wirtschaftlichsten Pilotanlagen 
erforderlich. Dies erfordert in erhebli-
chem Maße Erfolge im Bereich Forschung 
und Entwicklung und die Erschließung 
von Kostenreduktionspotenzialen, die nur 
durch größere Produktionsmengen zu er-
zielen sind (Skalierung). CSP ist verglichen 
mit der Geothermie technologisch weiter 
fortgeschritten. In einigen Ländern sind 
kommerzielle Anlagen zum Teil seit etli-
chen Jahren im Einsatz. Der Import von 
CSP-Strom in der hier ermittelten Grö-
ßenordnung nach Deutschland erfordert 
allerdings den Aufbau der entsprechenden 
Infrastruktur (Zubau an Stromleitungen). 
Dabei ist noch zu klären, ob eine spezifi-
sche Punkt-zu-Punkt-Verbindung (HGÜ-
Leitung) oder die Anbindung an das weiter 
ausgebaute europäische Übertragungs-
netz die insgesamt am besten geeignete 
Strategie zur Einbindung von CSP-Strom 
nach Deutschland darstellt. Der Neubau 
von Punkt-zu-Punkt-Verbindungen von 
Nordafrika nach Deutschland erfordert, 
wie alle Maßnahmen des Netzausbaus, die 
gesellschaftliche Akzeptanz und geeignete 
rechtliche Rahmenbedingungen nicht nur 
in Deutschland, sondern auch am Standort 
des CSP-Kraftwerks und in allen von der 
Durchleitung betroffenen Ländern. Auch 
die Folgen für die Versorgungssicherheit, 
wenn ein wesentlicher Anteil des Strom-
bedarfs über importierten CSP Strom ge-
deckt wird, wären sorgfältig zu prüfen. 
Im Falle von CCS ist die Akzeptanz in der 
Bevölkerung aktuell niedrig, was eine po-
litische Umsetzbarkeit in Deutschland auf 
absehbare Zeit äußerst fraglich erscheinen 
lässt. Aufgrund der hohen Investitionen in 
die CO2-Logistik für CCS und die Netzan-
bindung für CSP erscheint eine Einführung 
dieser Technologien nur dann sinnvoll, 
wenn eine Nutzung über viele Jahrzehnte 
geplant werden kann. Dies setzt für das 
Thema CSP einen gesamteuropäischen 
Ansatz voraus. 
Wenn auf lange Sicht mit einer 
Steigerung des Anteils an Wind und PV 
auf über 90 Prozent zu rechnen ist be-
ziehungsweise klare politische Entschei-
dungen in diese Richtung fallen, sind 
CSP, CCS und Geothermie als ergänzende 
Flexibilitätstechnologien aufgrund ihrer 
Grundlaststruktur weniger geeignet. Bei 
der Nutzung von CCS ist zusätzlich zu 
berücksichtigen, dass aufgrund der Rest-
emissionen (circa 80 kg/MWh Strom, 
geringere Emissionen könnten mit opti-
mierten Anlagen unter Verringerung des 
Wirkungsgrades und Erhöhung der Kos-
ten erreicht werden) eine vollständige 
Dekarbonisierung des Stromsektors nicht 
möglich ist. Lediglich wenn ein Teil der 
fossilen Brennstoffe in Kraftwerken mit 
CCS durch nachhaltig angebaute Biomas-
se ersetzt wird, könnten die Restemissio-
nen aus den fossilen Brennstoffen durch 
die netto negativen CO2-Emissionen der 
Biomasse ausgeglichen werden. Logis-
tisch erscheint dies aber in der notwendi-
gen Größenordnung kaum machbar.
4.6 Wie kann die Abhängigkeit von 
Importen fossiler Energieträger 
reduziert werden?
Als relativ kostengünstige Technologie 
mit – im Vergleich zu Stein- und Braun-
kohle – geringen CO2-Emissionen wird 
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in den meisten Modellrechnungen ein 
großer Teil des Strombedarfs durch Erd-
gas gedeckt. Im Zielszenario unter Refe-
renzannahmen (P1S3) ist der Erdgasver-
brauch für die Stromerzeugung mit 155 
TWh etwa 15 Prozent höher als heute.58 
Bei Szenarien mit hohem Strombedarf 
und eher niedrigem Anteil an Wind und 
PV ist der Erdgasverbrauch teilweise 
etwa doppelt so hoch wie heute (S1, S7). 
Die dadurch steigende Importabhängig-
keit bringt Risiken für die Versorgungs-
sicherheit mit sich. Hierbei ist allerdings 
zu beachten, dass die allermeisten Sze-
narien davon ausgehen, dass der Erdgas-
bedarf außerhalb der Stromerzeugung 
(vor allem im Bereich der Wärmebereit-
stellung) deutlich sinken wird (verglei-
che zum Beispiel BMWi Zielszenario und 
58 Verglichen mit dem Durchschnitt 2011 – 2013.
Trendszenario).59 Trotz des ansteigenden 
Bedarfs im Bereich der Stromerzeugung 
muss daher der gesamte deutschland-
weite Erdgasbedarf nicht zwangsläufig 
oberhalb des heutigen Niveaus liegen. 
Dennoch wurden zur Abdeckung der ge-
samten Bandbreite möglicher Zukunfts-
pfade auch Varianten gerechnet, die auf 
den Import von Energieträgern (Erdgas, 
Steinkohle, Strom aus CSP) komplett ver-
zichten. Der resultierende Mix der Strom-
erzeugung unter Referenzannahmen und 
bei Importverzicht ist in Abbildung 20 
dargestellt. Anstelle von Erdgas kommen 
Biomasse und Braunkohle verstärkt zum 
Einsatz. Für diesen spezifischen Fall wur-
de im Vergleich zu den anderen Modell-
rechnungen von in etwa doppelt so ho-
hen Biogaspotenzialen ausgegangen, die 
59 BMWi 2014-1.
Abbildung 20: Anteile der verschiedenen Energieträger an der Stromerzeugung für verschiedene Szenarien mit einer CO2-Einsparung von mindestens 87 
Prozent. Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind die jeweiligen Anteile der FEE angegeben. Der Fall P1aS3-CCS ist hier zusätzlich angegeben, um den 
Einfluss des Einsatzes von Braunkohle-CCS aufzuzeigen.
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zu 80 bis 100 Prozent auch ausgeschöpft 
werden. Die CO2-Einsparziele von 90 
Prozent gegenüber 1990 können nur bei 
einem relativ geringen Braunkohleanteil 
erreicht werden, zumindest solange – wie 
hier angenommen – der Einsatz von CCS 
ausgeschlossen bleibt. Für Szenarien mit 
einem geringen FEE-Anteil und hohem 
Strombedarf (S2, S7) kann bei Erreichung 
der CO2-Einsparziele nicht genug Strom 
erzeugt werden. Die Stromgestehungs-
kosten liegen ansonsten um 10 bis 20 Pro-
zent höher als im Zielszenario unter Refe-
renzannahmen (P1S3). 
Ob der Einsatz von 200 TWh Biogas 
pro Jahr, der sich bei der „Ohne Importe“-
Annahme für die meisten Szenarien er-
gibt, möglich und sinnvoll ist, kann nur 
im Rahmen einer nationalen Biomas-
sestrategie unter Berücksichtigung von 
Nutzungskonkurrenzen und Umweltrisi-
ken des Energiepflanzenanbaus beurteilt 
werden. 
Ein kompletter Verzicht auf impor-
tiertes Erdgas in der Stromversorgung 
ist sicherlich als ein eher theoretischer 
Grenzfall zu betrachten. Daher sollen hier 
auch einige Modellrechnungen diskutiert 
werden, die den Einsatz von Erdgas zulas-
sen, aber einen Erdgasverbrauch zum Er-
gebnis haben, der geringer ist als heute. In 
Szenarien mit einem Wind- und PV- Anteil 
von 90 Prozent (P1S4, P1S5) beträgt der 
Erdgaseinsatz lediglich 40 bis 50 TWh 
pro Jahr. Biogas wird in diesen Szenarien 
in gleichem Umfang wie heute (100 TWh 
pro Jahr) genutzt. Die Stromgestehungs-
kosten liegen 10 bis 15 Prozent höher als 
im Zielszenario unter Referenzannahmen 
(P1S3). Auch Braunkohle-CCS und Geo-
thermie können als heimische Energieträ-
ger den Einsatz von Erdgas-GuD teilweise 
substituieren. Im Zielszenario mit CCS 
(P9S3) liegt der Erdgaseinsatz circa 30 
Prozent niedriger als heute. Eine CO2-Ein-
sparung von 90 Prozent wird in diesem 
Fall ohne den substanziellen Einsatz von 
Abbildung 21: Installierte Leistung (ohne PV und Wind) in ausgewählten Szenarien mit und ohne Importe. Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind 
die jeweiligen Anteile der FEE angegeben. Der Fall P1aS3-CCS ist hier zusätzlich angegeben, um den Einfluss des Einsatzes von Braunkohle-CCS aufzuzeigen.
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Bioenergie erreichbar. Lässt man beim 
Verzicht auf Energieimporte den Einsatz 
von Braunkohle-CCS zu (beispielhaft ist 
dies in Abbildung 20 und Abbildung 21 
für S3 dargestellt, P1aS3-CCS), so verrin-
gert diese Technologie den Einsatz von 
Biogas in GuD-Kraftwerken. Die Strom-
gestehungskosten sinken dabei um gut 
10 Prozent verglichen mit dem Fall P1aS3. 
Die Rolle von Geothermie und CCS für die 
Stromversorgung wird in Abschnitt 4.5 im 
Detail diskutiert.
Abbildung 21 zeigt für das in Ab-
bildung 20 schon dargestellte Set an Sze-
narien die zum Einsatz kommenden Ka-
pazitäten der Flexibilitätsoptionen. Es 
wird deutlich, dass unter restriktiven Im-
portbedingungen in wesentlich größerem 
Umfang Langzeitspeicher zum Einsatz 
kommen. So sind zum Beispiel in Szenario 
S8 bei Referenzannahmen 3 GW Wasser-
stoffspeicher installiert, in der Modellrech-
nung ohne Importe aber 25 GW. Im Ziels-
zenario S3 steigt die installierte Leistung 
an Wasserstoffspeichern von 1 GW auf 
12 GW. Der Einsatz von Braunkohle-CCS 
in Szenario S3 verringert die installierte 
Leistung von Langzeitspeichern um 8 GW. 
Zusätzlich kommen in den Berechnungen 
ohne Importe bis zu 9 GW Methanspeicher 
zum Einsatz, und der Einsatz von DSM in 
Haushalten steigt. Aufgrund des nur ein-
geschränkten Technologieportfolios zur 
Stromerzeugung ist die Einspeicherung 
von Überschussstrom aus FEE hier in grö-
ßerem Umfang wirtschaftlich.
4.7 Wie unterscheiden sich Strom-
versorgungssysteme mit unter-
schiedlichem Netzausbau und 
unterschiedlichem Dezentrali-
tätsgrad?
Wie in vielen Energiesystemstudien üb-
lich, wurden alle Berechnungen unter der 
Annahme durchgeführt, dass die erzeugte 
elektrische Energie optimal über das ge-
samte Versorgungsgebiet verteilt werden 
kann („Kupferplatte Deutschland“). Um 
die benötigten Übertragungsleistungen 
zwischen verschiedenen Regionen im 
Übertragungsnetz abschätzen zu kön-
nen, wurde Deutschland in drei separate 
Netzregionen (Nordost, Nordwest und 
Süd) aufgeteilt und die benötigten Lei-
tungskapazitäten zwischen diesen Regio-
nen ermittelt (vergleiche Kapitel 3.10). Es 
ergeben sich damit Übertragungsbedarfe 
(inklusive der schon vorhandenen Kapa-
zitäten) zwischen den Regionen Nordost 
und Nordwest von bis zu 20 GW, zwischen 
Nordwest und Süd von bis zu 30 GW und 
zwischen Nordost und Süd von bis zu 
20 GW. Der zukünftige Netzbedarf hängt 
stark von der weiteren Entwicklung des 
Energiesystems und den damit verbunde-
nen Zubauten von fluktuierenden Erneu-
erbaren und deren regionaler Verteilung 
ab. Je nach Ausgestaltung des Systems 
unterscheiden sich die erforderlichen 
Übertragungsleistungen erheblich, sodass 
hierzu detailliertere Untersuchungen an-
gestellt werden müssen.
Im Gegensatz zu der Grundannah-
me „Kupferplatte“ wurde ein hypotheti-
scher Fall analysiert, in dem die drei Netz-
regionen separat betrachtet werden. Der 
Ausgleich von Erzeugung und Verbrauch 
muss dann immer in der jeweiligen Netz-
region stattfinden und es findet keinerlei 
Leistungsfluss über die Grenzen der Regi-
onen hinweg statt. Beispielsweise kann in 
diesem Fall kein Transport von Offshore-
Windstrom nach Süddeutschland statt-
finden. In Abbildung 22 sind für einige 
Beispiele die jeweiligen Systemzusam-
mensetzungen ohne die Wind- und PV-
Anteile sowie die Mehrkosten der Systeme 
aus drei separaten Regionen angegeben.
Es zeigt sich, dass sich eine Auf-
teilung Deutschlands in drei autarke 
Regionen allgemein ungünstig auf die 
Stromgestehungskosten auswirkt. Die 
Mehrkosten bei in etwa gleichen durch-
schnittlichen Emissionen betragen circa 8 
bis 13 €/ MWh oder 8 bis 16 Prozent ge-
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genüber dem jeweiligen Fall mit idealer 
Vernetzung. Den höchsten Unterschied in 
den Stromgestehungskosten erhält man 
bei großen Anteilen von Offshore-Wind-
energie (S7). In diesem Fall entsteht im Sü-
den ein hoher Bedarf an Stromerzeugung, 
der zur Einhaltung der Emissionsvorga-
ben nach Ausschöpfen der Biomassepo-
tenziale durch die vergleichsweise teure 
Option Geothermie gedeckt werden muss. 
Geothermische Stromerzeugung kommt 
in den in Abbildung 22 dargestellten Fäl-
len mit 3 bis 13 GW zum Einsatz. Dies be-
deutet auch, dass die Emissionsvorgaben 
nicht eingehalten werden können, wenn 
geothermische Stromerzeugung nicht in 
diesem Umfang zum Einsatz kommen 
kann. Den höheren Kosten für drei autarke 
Regionen stehen allerdings die hier noch 
nicht berücksichtigten zusätzlichen Netz-
ausbaukosten für die vernetzte Versor-
gung Gesamtdeutschlands gegenüber. Um 
die Größenordnung der dafür notwendi-
gen Investitionen in die Netzinfrastruktur 
einordnen zu können, werden Zahlen aus 
dem Netzentwicklungsplan (NEP) 201460 
herangezogen. Hier werden im Szenario 
C 2024 Investitionskosten von 26 Mrd. € 
angegeben. Die erzeugten Strommengen 
aus On- und Offshore-Windenergie im 
Szenario C 2024 sind vergleichbar mit 
denen des BMWi-Zielszenarios S3, die in-
stallierte PV-Leistung ist circa 25 Prozent 
geringer. Umgelegt auf die verbrauchte 
Kilowattstunde ergeben sich damit circa 
5 €/MWh61 für den im NEP berechneten 
Netzausbau. 
Wenn man nun zusätzlich zur Re-
gionenaufteilung des Stromsystems die 
Vorgabe des Ausbaus primär dezentra-
ler Technologien macht (ausgeschlossen 
sind damit also alle Großkraftwerke wie 
zum Beispiel Braunkohle, Steinkohle und 
60  NEP 2014-2.
61 Bei 8 Prozent Zins, einer Abschreibungsdauer von 40 
Jahren und einem Stromverbrauch von 460 TWh (S3, 
entsprechend dem Zielszenario aus BMWi 2014-1). 
Abbildung 22: Vergleich von Systemen mit idealem Netz (P1, Deutschland als Kupferplatte) und Systemen mit drei 
separaten Regionen (P10). Oberhalb der Säulen sind die jeweiligen Mehrkosten des Systems aus drei separaten  
Regionen gegenüber dem System mit idealem Netz dargestellt. Netzkosten sind hierbei nicht berücksichtigt, die 
Mehrkosten ausschließlich durch die zusätzlich notwendigen Flexibilitätsoptionen in den einzelnen Regionen  
determiniert. Die Emissionsreduktion gegenüber 1990 beträgt in den dargestellten Fällen 87 bis 94 Prozent.  
Nach der Bezeichnung des Berechnungsfalls sind die jeweiligen Anteile der FEE angegeben.
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Erdgas-GuD), so erhält man die in Abbil-
dung 23 dargestellten Kostensteigerun-
gen gegenüber dem Referenzfall. 
Es zeigt sich, dass im Fall des aus-
schließlichen Gebrauchs dezentraler 
Technologien in Szenarien mit geringen 
Anteilen von Wind und PV die Stromge-
stehungskosten deutlicher steigen als in 
Szenarien mit hohen Anteilen. Unter Re-
ferenzannahmen kommen in diesen Sze-
narien in großem Umfang zentrale Erzeu-
gungstechnologien zum Einsatz, für die es 
keine kostengünstigen dezentralen Alter-
nativen gibt. Daher kommt die relativ kos-
tenintensive geothermische Stromerzeu-
gung in größerem Umfang zum Einsatz 
(bis zu 21 GW). Dezentrale Systeme lassen 
sich also bei geringen Anteilen von Wind 
und PV nur mit hohen Mehrkosten reali-
sieren. Die Mehrkosten der Stromversor-
gung mit hoher Dezentralität gegenüber 
einem System mit idealem Netzausbau 
und unter Einsatz aller Technologien be-
tragen circa 15 bis 30 Prozent. Dem steht, 
wie in Abschnitt 4.8 diskutiert, eine Präfe-
renz der Bevölkerung für dezentrale Tech-
nologien gegenüber.
4.8 Welche Stromsysteme genie-
ßen hohe Akzeptanz in der 
Bevölkerung und warum?
Die folgenden Ergebnisse zur Akzeptanz 
sollten zusätzlich zu den Ergebnissen der 
Modellrechnungen bezüglich CO2-Emis-
sionen und Gesamtsystemkosten bei der 
Gestaltung des zukünftigen Energiesys-
tems berücksichtigt werden.
Naturgemäß können Studien zur 
Akzeptanz nur die heutige Situation er-
fassen. Die gesellschaftliche Sicht auf die 
verschiedenen Technologien ändert sich 
jedoch im Laufe der Zeit und könnte sich 
im Jahr 2050 wesentlich von heute un-
terscheiden. Sich über die Zeit ändernde 
Wahrnehmungen und Einstellungen zur 
Nukleartechnologie sind ein gutes Bei-
spiel.62 War die friedliche Kernenergie-
nutzung, eingebettet in die Fortschritts-
gläubigkeit der 1950er und frühen 1960er 
Jahre, zunächst positiv besetzt, etablierte 
sich dann ab circa 1970 eine überaus ne-
gative Einstellung, die sich im Verlauf 
62 Renn 2005; Gassert 2011.
Abbildung 23: Relative Stromgestehungskosten bei Beschränkung auf dezentrale Anlagen sowie Aufteilung in drei 
Regionen in Bezug auf Stromversorgungssysteme mit idealem Netzausbau unter Referenzannahmen (P1)
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radikalisierte. Ab den 1990er Jahren sind 
nun – wenn auch nicht in mehrheitsfähi-
gem Umfang – wieder vermehrt gemäßig-
te bis positive Stimmen zu vernehmen, die 
der Kernenergie im Rahmen des Klima-
wandels positive Attribute zuschreiben. 
Für die meisten Technologien, die 
hier betrachtet werden, sind Forschung 
und Entwicklung und ein kontinuierlicher 
Ausbau über die nächsten Jahrzehnte er-
forderlich, um bis 2050 die angenomme-
nen Wirkungsgrade und Kostensenkungen 
zu erreichen. Auch die Anpassung der In-
frastruktur (zum Beispiel Netze) geht nur 
langsam vonstatten. Daher müssen die 
Weichen für die Weiterentwicklung der 
Stromversorgung bereits heute gestellt 
werden. Wird eine Technologie heute ab-
gelehnt, so kann sich das auf ihre Chancen, 
2050 in großem Maße eingesetzt zu wer-
den, unter Umständen negativ auswirken.
Fundierte sozialwissenschaftliche 
Studien zur Akzeptanz eines Energie-
versorgungssystems auf Basis erneuer-
barer Energien liegen noch nicht in aus-
reichendem Maße vor, um daraus valide 
Trendaussagen zur Transformation des 
Stromsystems ableiten zu können. Zwar 
existieren verschiedene Studien zur Ak-
zeptanz verschiedener Technologien.63 
Es fehlen jedoch Studien zum integralen 
System der Energiewende. Unsicherhei-
ten über die Transformation des Gesamt-
systems können die lokale Akzeptanz von 
Projekten negativ beeinflussen, indem 
unter anderem deren Sinnhaftigkeit in-
frage gestellt wird.64 Meinungsumfragen 
deuten darauf hin, dass die Mehrheit der 
Gesellschaft in Deutschland mit den ehr-
geizigen Umwelt- und Klimaschutzzielen 
sowie dem Beschluss zum Atomausstieg 
übereinstimmt. Von allen Energietech-
nologien haben die EE-Technologien die 
höchste Zustimmung. Verschiedene Um-
63 Zum Beispiel TNS 2014; Hübner et al. 2012; TNS 2012; 
TNS 2013.
64 Zum Beispiel Hübner/Hahn 2013.
fragen ergeben eine Zustimmungsrate 
von 56 bis 92 Prozent.65 Die relativ hohe 
Varianz weist auf externe Einflussgrößen 
(unter anderem Medientenor) oder me-
thodische Probleme (zum Beispiel Erfas-
sung punktueller Stimmungsbilder) bei 
den Umfragen hin. Dagegen weisen die 
bundesweiten Umfragen von TNS, die 
über mehrere Jahre hinweg vergleichbare 
Erhebungsinstrumente einsetzen, kons-
tant hohe Akzeptanzwerte der EE auf.
Die Zustimmung zur Nutzung von 
Kohle und Kernenergie ist weiter rück-
läufig. So sprachen sich 2014 beispiels-
weise nur 22 Prozent der Bevölkerung in 
Deutschland für die Nutzung von Kohle 
aus. Der Bevölkerungsanteil, der die Nut-
zung von Kernenergie befürwortet, lag 
2014 nur bei 17 Prozent. Im Vergleich zur 
Kohle und Kernenergie findet die Nutzung 
von konventionellem Erdgas eine deutlich 
höhere Zustimmung: 2014 befürworteten 
48 Prozent der Bevölkerung die Nutzung 
dieses Energieträgers.66
Die Akzeptanz von Energietechno-
logien wird sehr stark durch die Einschät-
zung des persönlichen und gesellschaftli-
chen Risikos bestimmt, welches von einer 
Technologie ausgehen kann. Dies prägt 
vor allem die kritische Haltung gegenüber 
sogenannten großtechnologischen An-
wendungen wie der Atomkraft oder den 
Carbon-Capture-and-Storage-Technolo-
gien (CCS), die von der Gesellschaft als 
Risikotechnologien wahrgenommen wer-
den.67 Auf lokaler Ebene werden von Bür-
gerinitiativen aber auch gesundheitliche 
Risiken insbesondere durch WEA (Ge-
räusche) und Höchstspannungsleitungen 
(Strahlung) diskutiert.
Die Zustimmung zu Erneuerbare-
Energie-Anlagen ist generell auch dann 
hoch, wenn die Anlagen in der Nähe des 
65 BMWi 2014-2; IEK-STE 2014.
66 IEK-STE 2014.
67 Pietzner/Schumann 2012.
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eigenen Wohnorts errichtet werden sol-
len.68 Dies gilt insbesondere für Solaran-
lagen (76 Prozent) und Windkraftanlagen 
(60 Prozent). Bioenergieanlagen in der 
Nachbarschaft werden weitaus kritischer 
bewertet (36 Prozent), finden aber immer 
noch eine viel höhere Zustimmung als 
Kohlekraftwerke (8 Prozent).69 Gleich-
zeitig zeigt sich in Umfragen, dass die 
Akzeptanz bei Vorerfahrung, also wenn 
der oder die Befragte bereits in der Nähe 
einer EE-Anlage lebt, steigt.70 Trotzdem 
stoßen viele Projekte der Energiewende, 
wie Windparks und Übertragungsleitun-
gen, auf erheblichen Widerstand vor Ort. 
Treiber des Protestes sind dabei häufig 
regionale und lokale Naturschutzorga-
nisationen, Bürgerinitiativen aber auch 
die Kommunen selbst.71 Die Anzahl der 
Widerstand leistenden Personen muss 
dabei nicht groß sein, kann aber für die 
Durchführung des Projektes von größerer 
Bedeutung sein als die (gegebenenfalls 
größere) Zahl der passiven Befürworter.72 
Lokal organisierte Widerstände haben in 
der Vergangenheit im Rahmen von soge-
nannten Low Carbon Technologies wie 
zum Beispiel CCS bereits zur Aufgabe ge-
planter Vorhaben geführt.73 
Neben einer Veränderung des Land-
schaftsbildes, Auswirkungen auf Natur und 
Umwelt und technologiebezogenen Pro-
blemen wie zum Beispiel Lärm bei Wind-
kraftanlagen oder Geruchsbelästigung und 
vermehrtes Verkehrsaufkommen durch 
Biomassetransport bei Biogasanlagen 
spielen bei der Akzeptanz gegenüber kon-
kreten Projekten auch die Verfahrens- und 
Verteilungsgerechtigkeit eine wichtige Rol-
le. Die Akzeptanz von Energieanlagen ist 
so auch davon abhängig, ob die Bürger den 
Planungs- und Umsetzungsprozess als ge-
68 AEE 2012-1; AEE 2012-2.
69 AEE 2012-1.
70 AEE 2012-3; Wolsink 1994; Wolsink 2007.
71 Bruns/Ohlhorst 2012.
72 Zum Beispiel Hübner/Löffler 2013; Pohl et al. 2014; 
AEE 2012-2.
73 Dütschke et al. 2015.
recht, fair und transparent empfinden und 
ob sie die Verteilung von Nachteilen (Kos-
ten, Lasten) und Vorteilen (zum Beispiel 
finanzieller Nutzen) als gerecht verteilt un-
ter allen Betroffenen einschätzen.74 
Umfrageergebnisse zu Biogasanla-
gen zeigen, dass oft Informationsdefizite 
im Planungs- und Umsetzungsprozess ge-
sehen werden.75 Wichtig erscheint in die-
sem Zusammenhang, dass Transparenz 
über den Prozess – das heißt eine klare 
Kommunikation der Möglichkeiten und 
Grenzen der Mitbestimmung – eine un-
abdingbare Voraussetzung für gelingende 
Bürgerbeteiligung ist. Beteiligungsverfah-
ren sind nicht geeignet, um im Nachgang 
Akzeptanz zu beschaffen. Sie sollten nicht 
eingesetzt werden, um für bereits getroffe-
ne Entscheidungen im Nachhinein Akzep-
tanz zu finden sondern nur dann, wenn es 
mehrere Handlungsoptionen gibt.76 Die 
Gestaltung von Beteiligungsverfahren 
und der Kommunikation im Planungs-
prozess werden in einer weiteren ESYS-
Analyse der Arbeitsgruppe „Gesellschaft“ 
im Detail diskutiert.77
Insbesondere bezüglich der Höchst-
spannungsnetze und Windenergieanlagen 
werden seitens Bürgerinitiativen teilweise 
massive gesundheitliche Bedenken vor-
gebracht und die geltenden Immissions-
schutzrichtlinien als nicht ausreichend 
hinterfragt. In der Tat wurde bisher ver-
säumt, die Wirksamkeit dieser Richtli-
nien zu überprüfen – woraus Unsicher-
heiten resultieren. Eine erste deutsche 
Studie zur Stresswirkung von WEA-Ge-
räuschen – gefördert durch die Deutsche 
Bundesstiftung Umwelt – zeigte auf, dass 
trotz eingehaltener Immissionsschutz-
werte rund zehn Prozent der Anwohner 
des untersuchten Windparks in Wilstedt 
stark durch die WEA-Geräusche belästigt 
74 Hübner 2011; Hübner/Pohl 2011.
75 BMU 2012.
76 Renn et al. 2014. 
77 Renn 2015.
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waren. Gemeinsam mit den Anwohnern 
konnte als Problemquelle eine hörbare 
Amplitudenmodulation eruiert werden. 
Der Anteil der Anwohner mit stressbe-
dingten Symptomen nahm anschließend 
auf 6,5 Prozent ab – vermutlich auch, weil 
mit den Studienergebnissen die Unsicher-
heit über gesundheitliche Auswirkungen 
reduziert wurde.78 Indem man vorhande-
nen Anwohnerklagen mit systematischen 
Untersuchungen begegnet, können Unsi-
cherheiten abgebaut und gegebenenfalls 
Ansätze für technische Optimierungen 
erarbeitet werden. 
Konflikte entstehen insbesonde-
re auch dann, wenn ein grundsätzliches 
Misstrauen in Bezug auf die Motive des 
Infrastrukturausbaus besteht. So begrün-
den Kritiker ihre Zweifel an der Notwen-
digkeit bestimmter Ausbauprojekte unter 
anderem damit, dass sie befürchten, dass 
Speicher oder Stromleitungen nicht für 
die Speicherung und den Transport von 
Strom aus Erneuerbaren, sondern für 
Strom aus Kern- oder Kohlekraftwerken 
gebaut werden sollen.79
Die finanzielle Beteiligung der An-
wohnerinnen und Anwohner kann die 
Akzeptanz eines EE-Projektes vor Ort 
erhöhen – wird teilweise aber auch als 
„Schweigegeld“ abgelehnt. Mögliche Rea-
lisierungsformen, die Teilhabe und aktive 
Mitgestaltung ermöglichen, sind Energie-
genossenschaften oder Bürgerenergiean-
lagen.80 Bundesweit gibt es bereits mehr 
als 1.000 Energiegenossenschaften, in 
denen sich über 140.000 Bürger enga-
gieren.81 Bürgerschaftliche und genossen-
schaftliche Betreiberstrukturen wirken 
nicht nur bei Teilen der lokalen Bevölke-
rung akzeptanzsteigernd, sondern können 
auch insgesamt das gesellschaftliche Bild 
der erneuerbaren Energien in Deutsch-
78 Pohl et al. 2014.
79 Hübner/Hahn 2013; Bruns et al. 2012.
80 Byzio et al. 2002; Mautz/Byzio 2005.
81 AEE 2014.
land beeinflussen. Die Bedeutung dieser 
Betreiberstrukturen für die Akzeptanz der 
Energiewende und der Einfluss der letzten 
EEG-Reform auf diese Betreiberformen 
sollte wissenschaftlich untersucht wer-
den. Wie Befragungen zu Windparks und 
Bioenergieanlagen zeigen, werden lokale 
Anlagen von einer Mehrheit der Bevöl-
kerung vor Ort mitgetragen, zumal wenn 
zuvor Chancen zur Mitsprache bestanden 
haben. Kleine, dezentrale Anlagen werden 
von einem größeren Anteil der Befragten 
eher befürwortet als große zentralere An-
lagen.82
In Umfragen zur Akzeptanz von 
neuen Freileitungen gaben 44 Prozent der 
Befragten an, dass sie eine neue Freilei-
tung in der Nähe ihres Wohnhauses ak-
zeptieren würden, wenn sie dafür finanzi-
ell entschädigt würden.83 Dagegen zeigte 
ein erster Versuch in Schleswig-Holstein, 
Bürger beim Netzausbau zu beteiligen, 
wenig Erfolg. Obwohl hier in einer pro-
jektbegleitenden Umfrage 32 Prozent 
der Befragten angaben, dass sie sich am 
Stromnetzausbau beteiligen würden,84 
zeichneten nur 142 (0,1 Prozent) von circa 
160.000 angeschriebenen Haushalten die 
Bürgeranleihe Westküstenleitung, nach-
dem Verbraucherschützer davor gewarnt 
hatten.85 Allerdings hatte bereits vorher 
in einer umwelt- und sozialpsychologisch 
basierten Befragung nur eine Minderheit 
der Anwohner in Trassennähe ein Inte-
resse geäußert – unter anderem weil die 
Netzbeteiligung nicht als Entschädigung 
verstanden beziehungsweise die Rendite 
als zu gering dafür angesehen wurde.86 Mit 
Ausnahme von Schleswig-Holstein stößt 
der Netzausbau auf vehementen Wider-
stand vor Ort. So gibt es bei der geplanten 
Nord-Süd-Trasse und Ost-West-Trasse 
Sammeleinsprüche von über 17.000 Ein-
gaben. In Schleswig-Holstein wurden 
82 Ohlhorst 2009; Wüste 2012.
83 Schumann et al. 2013.
84 TenneT 2013-1.
85 TenneT 2013-2; Lochmaier 2013.
86 Hübner/Hahn 2013.
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dagegen bisher weder Sammel- noch 
Verbandsklagen eingereicht. Gemeinsam 
mit zum Beispiel den Naturschutz- und 
Bauernverbänden konnten Lösungen 
erarbeitet werden, die aus deren Einga-
ben resultieren. Ermöglicht wurden die 
Kompromisse – wie auch ein intensiver 
Austausch mit anderen Interessensgrup-
pen – auch durch einen intensiven, um-
fassenden Dialogprozess.87
Weitere positiv wahrgenommene 
Auswirkungen, die die Akzeptanz steigern 
können, sind die Generierung von Arbeits-
plätzen, die Stärkung des Selbstwirksam-
keitsgefühls (das heißt des Gefühls, man 
könne als Person gezielt Einfluss auf die 
Dinge nehmen) und des Gemeinschafts-
gefühls. Auch der Eindruck, einen Beitrag 
zum positiven Image des Ortes und zum 
Klimaschutz insgesamt zu leisten, fällt po-
sitiv ins Gewicht, ebenso wie eine größere 
Unabhängigkeit von fossilen Rohstoffen 
und großen Energieversorgern.
Als ein Argument für EE-Anlagen 
werden positive Beiträge zu regionaler 
Wertschöpfung und Beschäftigung dis-
kutiert, also zusätzliche Wirtschaftskraft, 
die vor Ort in der Kommune verbleibt. Die 
konventionelle Energieerzeugung findet 
vor allem im Bereich Strom zentral an ver-
gleichsweise wenigen Orten in Deutsch-
land statt. Zudem muss ein Großteil der 
fossilen Energieträger wie Kohle, Erdgas 
und Öl importiert werden. Für eine kon-
krete Region bedeutet dies in der Regel, 
dass per Saldo ein Mittelabfluss für den 
Import der fossilen Energieträger oder der 
Endenergie stattfindet und kaum lokale 
Wertschöpfung (Gewinne, Steuern, Ein-
kommen) generiert wird. Der dezentrale 
Charakter der meisten EE-Technologien 
könnte es hingegen ermöglichen, dass 
wesentliche Schritte der Wertschöpfungs-
kette regional verteilt über ganz Deutsch-
land angesiedelt werden. Dies betrifft im 
Grundsatz alle Wertschöpfungsschritte 
87 Hübner/Hahn 2013; MELUR 2015.
außer der Produktion, die nach wie vor 
eher zentral und an wenigen Standorten 
erfolgen wird. Ob diese Wertschöpfungs-
effekte tatsächlich eintreten und ob sie 
von Dauer sind, hängt von einer Vielzahl 
von Faktoren ab und wird derzeit in der 
Fachwelt diskutiert. Zur Bewertung der 
gesamten Wertschöpfungsentwicklung 
sowie von Netto- und Substitutionseffek-
ten auf regionaler wie nationaler Ebene ist 
weitere Forschung erforderlich. 
Wie heute bereits zu beobachten 
ist, können die Konkurrenz um Potenzi-
ale regionaler Wertschöpfung sowie mög-
liche Nachteile durch den Netzausbau 
Konflikte im Hinblick auf eine gerechte 
Verteilung von Kosten und Lasten auch 
zwischen den Bundesländern, Regionen 
und Kommunen und nationaler Politik 
erzeugen. Der Ausbau der erneuerbaren 
Energien und der Netzausbau finden im 
Spannungsfeld zwischen kommunalen 
und regionalen Initiativen und energiepo-
litischen Zielen der Bundesländer einer-
seits und der Notwendigkeit einer landes-
weiten Koordination und Abstimmung 
andererseits statt. Auf subnationaler Ebe-
ne ist eine Entwicklung zu beobachten, 
die als „Energiewende von unten“ charak-
terisiert wird. Die Initiativen umfassen 
vielfältige Aktivitäten, wie etwa die Grün-
dung von Energiegenossenschaften, den 
Rückkauf der Verteilnetze (Rekommu-
nalisierung) oder die Neugründung von 
Stadtwerken. Dazu gehören auch die Ver-
abschiedung langfristiger kommunaler 
oder regionaler Energie- und Klimastra-
tegien mit dem Ziel einer Vollversorgung 
aus erneuerbaren Energien. Mittlerweile 
haben in Deutschland mehr als 140 Kom-
munen oder Regionen eine vollständige 
Umstellung ihrer Energieversorgung auf 
erneuerbare Energien als Zielsetzung for-
muliert.88 Offen ist die Frage, ob diese de-
zentralen Initiativen in Deutschland be-
reits eine Dezentralisierung der gesamten 
Systemarchitektur vorantreiben, ob sie 
88 IdE 2014.
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Insellösungen in einem ansonsten kaum 
veränderten System bleiben oder ob sie 
eine Fragmentierung des Gesamtsystems 
mit entsprechenden Konflikten verursa-
chen.89 Umstritten ist außerdem, welcher 
Grad an Zentralität oder Dezentralität für 
das gesamte Stromversorgungssystem in 
Deutschland optimal wäre.90 Wenn ein 
stärker dezentrales System höhere Kosten 
mit sich bringt, so kann sich dies negativ 
auf die Akzeptanz in der Bevölkerung aus-
wirken. Wenn zudem einkommensstärke-
re Haushalte stärker profitieren und ein-
kommensschwächere Haushalte relativ 
stärker belastet werden, kann auch dies 
zu Akzeptanzproblemen führen. Aller-
dings ist auch zu betonen, dass von einem 
positiven Zusammenhang zwischen loka-
ler Akzeptanz und breiter ökonomischer 
Teilhabe zum Beispiel durch Bürgerener-
gieanlagen oder Genossenschaften auszu-
gehen ist. 
Diese Aspekte sind durch weitere 
Forschung noch vertieft zu untersuchen. 
In Abschnitt 4.7 werden aus technisch-
wirtschaftlicher Sicht einige Aspekte ei-
nes mehr oder minder stark ausgepräg-
ten Netzausbaus diskutiert. Thematisiert 
wird auch eine Fokussierung auf dezent-
rale, kleinere Anlagen. 
Neben der allgemeinen gesell-
schaftlichen Akzeptanz von Technolo-
gien und politischen Maßnahmen und 
der Akzeptanz konkreter Projekte durch 
Betroffene vor Ort ist die sogenannte ak-
tive Akzeptanz von Bedeutung, die über 
eine reaktive Duldung hinausgeht.91 Die 
aktive Akzeptanz beinhaltet zum Beispiel 
den Kauf von Technologien und ressour-
censchonende Nutzung. Diese Form der 
aktiven Marktakzeptanz ist im Rahmen 
der Energiewende gerade für die dezen-
tralen Technologien – etwa Elektromo-
bilität, Photovoltaik oder Demand-Side-
89 Ohlhorst et al. 2014.
90 Ohlhorst/Tews 2013. 
91 Dethloff 2004.
Management – von hoher Bedeutung. 
Die passive Akzeptanz für diese Tech-
nologien ist meist hoch bis sehr hoch.92 
Die aktive Akzeptanz ist jedoch von vie-
len weiteren Faktoren abhängig und bei 
den verschiedenen Technologien unter-
schiedlich ausgeprägt. Bei großen Inves-
titionen spielen finanzielle Aspekte eine 
wichtige Rolle. Von hoher Relevanz sind 
aber zudem auch vielfältige psychologi-
sche93 und soziale Aspekte, die einstel-
lungsbildend sind und die Diffusion von 
Innovationen befördern oder hemmen 
können94, wie zum Beispiel das Vertrau-
en in weitere beteiligte Akteure (zum 
Beispiel Handwerker bei Solaranlagen). 
Bei DSM zeigen Studien, dass die rele-
vanten Faktoren für passive und aktive 
Akzeptanz je nach Gerätekategorie und 
Geschäftsmodell (DSM als Gesamtpaket 
lokaler Stromversorger versus Einzelver-
träge bei Neukauf) sehr unterschiedlich 
ausfallen können.95 Aktuell ist die aktive 
Akzeptanz von DSM für viele Technolo-
gien kaum einschätzbar, da hier große, 
systematische empirische Studien (noch) 
fehlen. Dies betrifft in besonderem Maße 
die in dieser Untersuchung berücksichti-
gen Technologien Elektromobilität und 
PV-Speichersysteme.
In den meisten Varianten der Mo-
dellrechnungen kommen großenteils 
Technologien zum Einsatz, die eine hohe 
Akzeptanz genießen. So beträgt der Anteil 
der Erneuerbaren an der Stromerzeugung 
in allen Szenarien über 45 Prozent. Erd-
gaskraftwerke, die ebenfalls eine hohe 
Akzeptanz genießen, kommen auch in 
großem Umfang zum Einsatz, während 
Kohlekraftwerke, abgesehen von dem Pa-
rametersatz mit CCS, keine Rolle spielen. 
Der gesellschaftlichen Vorliebe für eine 
dezentrale Versorgung mit kleinen Ener-
gieanlagen und wenig Netzausbau wurde 
92 TNS 2012; Demski et al. 2013.
93 Klöckner 2014.
94 Rogers 2003.
95 Demski et al. 2013; Mert et al. 2008.
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in einigen Berechnungsvarianten Rech-
nung getragen. In Abschnitt 4.7 werden 
diese dezentralen Varianten mit zentrale-
ren Versorgungsstrukturen und starkem 
Netzausbau verglichen. 
Die vorhandenen wissenschaftli-
chen Untersuchungen zur Akzeptanz rei-
chen nicht aus, um die vorgestellten Va-
rianten der Stromversorgung umfassend 
zu bewerten und zu vergleichen. Während 
es Untersuchungen gibt, die verschiedene 
Stromerzeugungstechnologien miteinan-
der vergleichen, so fehlen Untersuchun-
gen zur Akzeptanz von Gesamtsystemen 
unter Berücksichtigung des gesamten 
Technologieportfolios inklusive Stromer-
zeugung, Speicher, Netze und DSM. Die 
Bewertung der Akzeptanz solcher Sys-
temlösungen ist jedoch ein wichtiger Bau-
stein bei der Gestaltung des zukünftigen 
Energiesystems und sollte ein Fokus von 
zukünftiger sozialwissenschaftlicher For-
schung und der gesellschaftlichen Diskus-
sion sein.
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Die Stromversorgung im Jahr 2050 setzt 
sich nicht wie bisher aus typischen Grund-
last-, Mittellast und Spitzenlastkraftwer-
ken zusammen. Sie wird im Wesentlichen 
dominiert von erneuerbaren Energien, 
deren Stromerzeugung fluktuiert (Wind 
und PV), ergänzt um Technologien, deren 
Stromerzeugung sich flexibel an die fluk-
tuierende Einspeisung und den Bedarf 
anpasst (Kraftwerke, Speicher, abschalt-
bare Lasten). Ergänzt wird das System 
um Technologien, die Überschussleistung 
aufnehmen oder gewinnbringend nutzen 
können.
Eine kostenoptimale Zusammenset-
zung des Technologieparks aus diesen bei-
den Kategorien „fluktuierende Erzeuger“ 
(Wind, PV) und Flexibilitätstechnologien 
(zum Beispiel flexible Kraftwerke, Spei-
cher, Demand-Side-Management etc.) ist 
der Schlüssel zu einer nachhaltigen Ver-
sorgung.
Power-to-Heat und flexibilisierte 
KWK-Anlagen (Kraft-Wärme-Kopplung) 
mit ganzjährigem Wärmebedarf (indus-
trielle KWK) sind sehr kostengünstige 
Flexibilitätsoptionen. Die Kopplung des 
Stromsystems mit dem Wärmemarkt ist 
deshalb von großer Bedeutung. In dem 
hier verwendeten Modellansatz konnten 
Technologien, die einen jahreszeitlich 
schwankenden Wärmebedarf bedienen, 
wie KWK-Anlagen zur Heizwärmeer-
zeugung und Wärmepumpen, nicht be-
rücksichtigt werden. Hier sind detail-
liertere Untersuchungen erforderlich. 
Auch Maßnahmen zum Demand-Side-
Management (DSM) sind relativ kosten-
günstig und von großer Bedeutung für 
das System.
Es zeigt sich, dass im Sinne der 
Klimaschutzziele eine Betrachtung des 
Gesamtsystems unter Einbeziehung aller 
Verbrauchssektoren notwendig ist. Auf 
der Zeitachse spielt zunächst die Einbin-
dung der Wärmeversorgung die wichtigs-
te Rolle, weil hier einerseits erhebliche 
CO2-Senkungspotenziale liegen und ande-
rerseits viele technische Lösungsansätze 
zur Verfügung stehen. Zugleich erhöhen 
sich durch eine engere Verknüpfung von 
Stromerzeugung und Wärmeversorgung 
die notwendigen Flexibilisierungsopti-
onen für Stromerzeugung und -nutzung 
signifikant (Power-to-Heat, KWK). Dar-
auf folgende Schritte sind notwendig, um 
industrielle Prozesse und den Mobilitäts-
sektor in die ganzheitliche Betrachtung 
einzubeziehen. Entsteht beispielsweise 
aus diesen Sektoren heraus auf der Zeit-
achse ein substanzieller Bedarf an syn-
thetischen (aus Strom aus erneuerbaren 
Energien hergestellten) Kraftstoffen oder 
Einsatzstoffen für die Industrie, so erge-
ben sich nicht nur zusätzliche Anforde-
rungen an die Stromerzeugung aus erneu-
erbaren Energien, sondern in Bezug auf 
die Verwendung von Überschussstrom 
möglicherweise auch signifikante Syner-
giepotenziale. 
Kurzzeitspeicher mit Speicherdau-
ern im Bereich einiger Stunden kommen 
in allen für 2050 betrachteten Fällen in 
einem Umfang bis knapp 10 GW zum 
Einsatz. Wenn Batteriespeicher in Elekt-
rofahrzeugen und PV-Anlagen für Netzre-
gelungsaufgaben genutzt werden können 
und Demand-Side-Management-Maßnah-
men in den verschiedenen Sektoren zum 
Einsatz kommen, ist es nicht nötig, zusätz-
liche Speicher eigens für diese Aufgaben 
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zu errichten. Zusätzliche Batterien, Pump-
speicherkraftwerke und Druckluftspei-
cherkraftwerke sind dann auch bei sehr 
ambitionierten CO2-Einsparzielen nicht 
zwingend notwendig. Dies gilt allerdings 
nur unter der Annahme, dass in großem 
Umfang DSM-Potenzial zur Verfügung 
steht, das sich aus lokalen Speichern, Ve-
hicle-to-grid-Konzepten, häuslichem Wär-
mesektor, Steuerung von Haushaltsgerä-
ten (Waschmaschinen, Kühlschränke etc.) 
sowie DSM-Maßnahmen in der Industrie 
zusammensetzt. Diese Aussagen gelten im-
mer unter dem Vorbehalt, dass eine öko-
nomische Optimierung für das Gesamtsys-
tem der Stromversorgung Deutschlands 
vorgenommen wird, die die Minimierung 
der durchschnittlichen Stromgestehungs-
kosten zum Ziel hat. Kommt es zu einer 
starken Dezentralisierung der Energiever-
sorgung mit lokaler Energieautonomie, so 
wird der Speicherbedarf erheblich wach-
sen, die Energieversorgung in Deutsch-
land insgesamt aber auch teurer werden. 
Netzengpässe, vor allem im Verteilnetz, 
und Flexibilitätsbedarfe unterhalb einer 
Stunde – beides im Modell nicht abgebil-
det – können ebenfalls den Speicherbedarf 
erhöhen. 
Langzeitspeicher, also Speicher, 
die einen Ausgleich im Bereich von ein 
bis vier Wochen herstellen, können heu-
te absehbar nur durch Gasspeichersyste-
me realisiert werden, also Wasserstoff-
speicherung in unterirdischen Kavernen 
oder Methanspeicherung in Kavernen 
oder im Gasnetz. Der Bedarf an Langzeit-
speichern ergibt sich bei Stromsystemen 
mit hohem Anteil fluktuierender Erzeu-
gung und ambitionierten Klimaschutz-
zielen insbesondere durch ausgedehnte 
Dunkelflauten, also Wetterperioden mit 
wenig Stromerzeugung aus Wind und 
Photovoltaik. Bei weniger ambitionier-
ten Klimaschutzzielen werden anstatt 
von Langzeitspeichern Gaskraftwerke 
eingesetzt. Nur bei einer vollständigen 
Dekarbonisierung des Stromsystems ha-
ben Langzeitspeicher einen signifikanten 
Anteil an den Gesamtsystemkosten. Die 
installierte Leistung (Entladeleistung) be-
trägt in den betrachteten Stromsystemen 
1 bis 10 GW bei einer CO2-Reduktion um 
90 Prozent gegenüber 1990 und 10 bis 
50 GW bei einer vollständigen Dekarbo-
nisierung des Stromsystems. Durch den 
Einsatz von Langzeitspeichern kann auch 
die Importabhängigkeit reduziert werden, 
da Überschussenergie aus Wind und PV 
genutzt werden kann. So kommen in den 
hier betrachteten Stromsystemen bei der 
Vorgabe, nur heimische Energieträger zu 
nutzen, in allen Szenarien 10 bis 40 GW 
Wasserstoffspeicher zum Einsatz.
Insgesamt kann festgestellt wer-
den, dass die Flexibilisierung der konven-
tionellen Kraftwerke wesentlich weitge-
hender vorangetrieben werden kann als 
dies in den meisten Studien angenom-
men wird. Auch ein tägliches Ein- und 
Ausschalten von Braunkohlekraftwerken 
ist grundsätzlich machbar, sodass solche 
Kraftwerke durchaus nicht nur als Grund-
lastkraftwerke gefahren werden können. 
Bei CO2-Reduktionen von bis zu 
90 Prozent kommt den konventionellen 
Kraftwerken in den Modellrechnungen 
grundsätzlich eine wichtige Rolle zu, die 
sich aus dem erheblichen Flexibilisie-
rungspotenzial ergibt. Auch in einem 
100-Prozent-Reduktionsszenario spielen 
konventionelle Kraftwerksblöcke eine 
Rolle, dann allerdings die Gas- und GuD-
Kraftwerke zur Ausspeicherung der Gas-
speichersysteme mit EE-Gas. Auch hier ist 
die Flexibilität von zentraler Bedeutung.
Kohlekraftwerke ohne CCS kom-
men im Jahr 2050 nur bei weniger ehrgei-
zigen CO2-Minderungszielen (80 Prozent 
gegenüber 1990) zum Einsatz. Beste-
hende Kohlekraftwerke spielen vor dem 
Hintergrund von Versorgungssicherheit 
und Systemstabilität jedoch in der Trans-
formationsphase des Stromsystems noch 
eine wichtige Rolle, dies allerdings mit ab-
nehmenden Volllaststundenzahlen.
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Braunkohle mit CCS ist nach den 
getroffenen Annahmen zwar eine kosten-
günstige Option der CO2-Vermeidung (ein 
bis zehn Prozent günstiger als vergleich-
bare Szenarien ohne CCS), stößt aber in 
Deutschland aktuell auf geringe gesell-
schaftliche und politische Akzeptanz. Als 
alternative Grundlastoptionen (so diese 
überhaupt noch benötigt werden) ste-
hen der Ersatz durch Geothermie und 
Importe aus konzentrierter Solarthermie 
(CSP) zur Verfügung. Die Kosten der geo-
thermischen Stromerzeugung müssten 
gegenüber heutigen Pilotanlagen um cir-
ca 70 Prozent sinken, um vergleichbare 
Gesamtsystemkosten zu erreichen. Der 
Import von CSP-Strom ist unter den ge-
troffenen Annahmen in vielen Szenarien, 
in denen diese Technologieoption zu-
gelassen wurde, wettbewerbsfähig und 
erweitert die Handlungsmöglichkeiten 
zur Aufrechterhaltung eines stabilen und 
wirtschaftlichen Stromsystems. Hier 
muss vor allem geklärt werden, ob neben 
der hier betrachteten Punkt-zu-Punkt-
Verbindung der Stromtransport kosten-
günstig über das von der EU angestrebte 
europäische Übertragungsnetz erfolgen 
kann. Damit hängt die Realisierbarkeit 
dieser Option eng mit der generellen Ak-
zeptanz des Netzausbaus und der Ent-




werke) spielen in allen Szenarien für die 
Verstromung im Jahr 2050 eine zentrale 
Rolle. Sie werden je nach den Rahmen-
bedingungen mit Erdgas, Biogas oder 
Wasserstoff (als Teil von Gasspeicher-
systemen) betrieben. Brennstoffflexib-
le Feuerungen würden eine sukzessive 
Umstellung auf CO2-ärmere Brennstoffe 
entsprechend den steigenden CO2-Min-
derungszielen ermöglichen. Für die Ent-
wicklung solcher Feuerungen sind F&E-
Anstrengungen erforderlich. Wenn in den 
nächsten Jahren oder Jahrzehnten neue 
Kraftwerkskapazitäten benötigt werden – 
diese Kraftwerke werden großenteils 2050 
noch in Betrieb sein – so sollten bevorzugt 
brennstoffflexible Gasturbinen- sowie 
Gas-und-Dampfturbinen-Kraftwerke er-
richtet werden. Dieses steht jedoch in Wi-
derspruch zu der aktuell geringen Wirt-
schaftlichkeit gerade dieser Anlagen und 
unterstreicht die Bedeutung geeigneter 
Rahmensetzungen (zum Beispiel Strom-
marktdesign und CO2-Zertifikatehandel). 
Diese müssen so ausgestaltet werden, 
dass sich der Betrieb von aus volkswirt-
schaftlicher Sicht sinnvollen Anlagen 
auch betriebswirtschaftlich lohnt. 
Biogasverstromung kommt ab ei-
nem Emissionsreduktionsziel von 90 
Prozent gegenüber 1990 in fast allen Be-
rechnungsfällen zum Einsatz. Auf den 
Einsatz von Biogas zur Stromversorgung 
kann nicht verzichtet werden, es sei denn, 
der Anteil an Wind und PV ist sehr hoch 
oder solarthermische Kraftwerke oder 
Braunkohle-CCS stehen zur Verfügung. 
Eine besonders große Rolle spielt Bio-
masseverstromung in Szenarien, die ganz 
bewusst auf ein hohes Maß an Dezentrali-
tät des Systems setzen, bei einer Minimie-
rung der Importabhängigkeit und nicht 
zuletzt auch in Fällen, bei denen eine voll-
ständige Dekarbonisierung der Stromer-
zeugung gefordert wird. In den meisten 
Fällen werden die angenommenen Poten-
ziale für Biogas weitgehend ausgeschöpft. 
Grundsätzlich sind bei der Biomassenut-
zung – außer wenn Abfallstoffe genutzt 
werden – die Nutzungskonkurrenzen zur 
Nahrungsmittel- und Futterbereitstel-
lung und zur stofflichen Verwertung (zum 
Beispiel Baustoffe, Einsatzmaterialien 
in der chemischen Industrie) zu berück-
sichtigen. Einer ganzheitlichen sektoren-
übergreifenden Biomassestrategie zur 
korrekten Einschätzung der nachhaltig 
nutzbaren Potenziale und deren Vertei-
lung auf alle Nutzungsarten kommt da-
her eine hohe Bedeutung zu. Hierbei sind 
auch die Umweltrisiken und die Treib-
hausgasemissionen der Biomassebereit-
stellung, die bei Agrarbiomasse erheblich 
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sein können, zu berücksichtigen. Bioener-
gieanlagen mit Kraft-Wärme-Kopplung 
wie zum Beispiel Holzheizkraftwerke und 
Biogasanlagen mit Vor-Ort-Verstromung 
im Blockheizkraftwerk konnten aufgrund 
von Modellbeschränkungen nicht berück-
sichtigt werden. Eine abschließende Be-
wertung verschiedener Bioenergietech-
nologien erfordert daher weitergehende 
Untersuchungen.
Unter Annahme der maximal mög-
lichen Kostendegression für Windener-
gie kann über die Szenarien hinweg eine 
Senkung der Stromgestehungskosten von 
10 bis 30 Prozent gegenüber den Strom-
gestehungskosten mit Referenzkostenan-
nahmen erreicht werden. Windenergie 
spielt als zentrale kostengünstige erneu-
erbare Energieoption damit im Jahr 2050 
eine wichtige Rolle.
Photovoltaik spielt eine wichtige 
Rolle in allen betrachteten Zukunftssze-
narien. Photovoltaik bietet zusammen mit 
der Onshore-Windenergie die günstigsten 
Stromgestehungskosten aller betrach-
teten EE-Technologien und besitzt eine 
hohe gesellschaftliche Akzeptanz in allen 
Regionen Deutschlands. Haushalte mit 
PV-Speichersystemen bieten ein hohes 
Potenzial für DSM zur Stabilisierung der 
Netze.
Eine hohe CO2-Reduktion bei 
gleichzeitiger signifikanter Reduktion der 
Abhängigkeit von Energieimporten kann 
ohne den Einsatz von Braunkohle-CCS 
nur bei einem hohen Anteil von Wind und 
PV erreicht werden. Im Umkehrschluss 
wäre eine solche Importunabhängigkeit 
bei niedrigeren Anteilen von Wind und 
PV durch den Einsatz von Braunkohle-
CCS zu erreichen.
Eine Steigerung der Emissionsre-
duktion von 80 Prozent auf 90 Prozent 
gegenüber 1990 führt je nach zugrunde 
gelegtem Szenario zu Mehrkosten von 
5 bis 10 €/MWh (7 bis 15 Prozent). Eine 
Steigerung der Emissionsreduktion von 
90 Prozent auf 100 Prozent bringt Mehr-
kosten von 10 bis 20 €/MWh (15 bis 
30 Prozent) mit sich, wenn keine Kosten 
für CO2-Zertifikate eingerechnet werden. 
Mehr Klimaverträglichkeit verursacht 
dementsprechend vordergründig höhere 
Kosten. Je nach Entwicklung der CO2-
Zertifikatspreise in einem funktionieren-
den europäischen Emissionshandel könn-
ten diese Kosten aber ganz oder teilweise 
kompensiert werden. 
Die Ergebnisse zeigen, dass es eine 
Vielzahl an Optionen für die Systemzu-
sammensetzung mit ähnlichen Vollkosten 
gibt. Sollte beispielsweise ein aus reiner 
Kostensicht sinnvoller starker Ausbau 
von Windenergie und PV nicht in diesem 
Maße umsetzbar sein, so wäre, unter der 
Voraussetzung substanzieller Kostende-
gressionen, eine stärkere Nutzung von 
Geothermie möglich. Eine andere Option 
wäre die solarthermische Stromerzeu-
gung – unter der Annahme, dass die infra-
strukturellen Möglichkeiten für einen Im-
port (zum Beispiel durch eine europäische 
Markt- und Netzintegration) geschaffen 
werden können. Um die Umsetzbarkeit 
dieser Möglichkeiten zu gewährleisten be-
ziehungsweise zu prüfen, ist entsprechen-
de Vorlaufforschung notwendig. 
Die Analysen zeigen, dass eine 
Aufspaltung Deutschlands in verschiede-
ne separat optimierte Regionen die Kos-
ten des Flexibilitätsparks erhöht. Diesen 
Mehrkosten müssen die unterschiedli-
chen Netzausbaukosten für die beiden 
Fälle gegenübergestellt werden. Es sollten 
demnach systematische Untersuchungen 
durchgeführt werden, wie unterschiedli-
che Netzausbaugrade die Gesamtsystem-
kosten beeinflussen.
Die Zusammensetzung der zukünf-
tigen Energieversorgung wird entschei-
dend von der gesellschaftlichen Akzeptanz 
abhängen. Meinungsumfragen zufolge 
haben die EE-Technologien die höchste 
91Fazit
Zustimmung von allen Energietechnolo-
gien. Kleine, dezentrale Anlagen werden 
gegenüber großen, eher zentralen Anla-
gen bevorzugt. Erfahrungen zeigen, dass 
insbesondere eine stärkere Beteiligung an 
Entscheidungsprozessen und eine stärker 
auf Teilhabe ausgerichtete Energieversor-
gung notwendig erscheinen. Diesbezüglich 
sind neue Modelle zu entwickeln und zu 
erproben. Insgesamt ist der Wissensstand 
in Bezug auf die gesellschaftliche Akzep-
tanz weiter auszubauen. Vor allem sind 
weitere empirische Untersuchungen zur 
quantitativen Beurteilung durchzuführen.
Forschung und Entwicklung spie-
len sowohl für marktnahe wie marktferne 
Technologien für den Umbau des Ener-
gie- und insbesondere des Stromsystems 
eine zentrale Rolle. Bei allen Technologien 
muss in Forschung investiert werden; dies 
gilt nicht nur für die Technologien selbst, 
sondern auch für ihre Systemeinbindung. 
Nur so können neue Technologieansätze 
zur Marktreife gelangen, die ein langfris-
tiges Potenzial für niedrigere Stromge-
stehungskosten und beispielsweise eine 
bessere Flächenausnutzung haben oder 
die Systemintegration verbessern helfen. 
Für einige Technologien (Geothermie, 
CSP, einige Speicheroptionen) müssten 
die Kostenreduktionspotenziale noch er-
schlossen werden, die nur durch größere 
Produktionsmengen bis hin zur Massen-
produktion zu erzielen sind. Für Wind 
und PV ist diese Eintrittsschwelle – unter 
anderem durch die bisherige EEG-För-
derung in Deutschland – überschritten: 
Die Technologien haben sich am Markt 
insbesondere auch weltweit etabliert, ein 
weiterer Ausbau ist wahrscheinlich. For-
schung und Entwicklung sind auch für 
diese heute bereits etablierten Technolo-
gien weiterhin notwendig, zum Beispiel 
um Effizienzen zu steigern, den Materi-
aleinsatz zu reduzieren, die Nutzung sel-
tener Materialien zu vermeiden oder ein 
besseres „Design-to-Recycling“ zu errei-
chen. Zu den Kostensenkungsmöglichkei-
ten durch die Vergrößerung der Produk-
tionsmengen und die Anwendung neuer 
Technologieansätze kommen signifikante 
Potenziale durch die evolutionäre Wei-
terentwicklung von zum Beispiel PV und 
Windenergie hinzu. Forschungsbedarf be-
steht auch in der Entwicklung von einer-
seits praktikablen, andererseits aber auch 
hinreichend differenzierten Methoden für 
die Erstellung von Ökobilanzen, um Sys-
temeffekte angemessen abbilden und den 
ökologischen Nutzen der verschiedenen 










600 MW inkl. CCS
Gasturbine
Wirkungsgrad (Bestpunkt) 
in % 50 % 50 % 42 % 46 %
el 1.400.000.000 € 1.800.000.000 € 2.700.000.000 € 375.000.000 € 
Abschreibungsdauer in 
Jahren 40 40 40 33
Betriebskosten pro  1,0 % 1,5 % 1,5 % 3,5 %
Wartungskosten pro  1,6 % 1,8 % 1,8 % 0,0 %
Kaltstartkosten pro GWel 
und Vorgang 60.000 € 30.000 € 30.000 € 25.000 € 
Zeit, ab der ein 
Startvorgang als Kaltstart 
gewertet wird in h
24 24 24 24
Warmstartkosten pro GWel 
und Vorgang 40.000 € 20.000 € 20.000 € 17.500 € 
GWhth
16.000 € 1.500 € 1.500 € 33.100 € 
Spez. CO2-Emission in  
t/GWhth
342 410,4 32,8 201,6
Maximal zur Verfügung 
stehende Primärenergie in 
GWhth/a
- 420.000 420.000 -
Gasturbine, 
Biogas
Gas- und Dampf- GuD, Biogas Motoren-
Wirkungsgrad (Bestpunkt) in % 46 % 64 % 64 % 45 %
el 375.000.000 € 700.000.000 € 700.000.000 € 475.000.000 € 
Abschreibungsdauer in Jahren 33 33 33 25
 
und Jahr 3,5 % 3,0 % 3,0 % 3,0 %
 
und Jahr - - - 2,5 %
Kaltstartkosten pro GWel und Vorgang 25.000 € 120.000 € 120.000 € 30.000 € 
Zeit, ab der ein Startvorgang als  
Kaltstart gewertet wird in h 24 24 24 24
Warmstartkosten pro GWel  
und Vorgang 17.500 € 60.000 € 60.000 € 5.000 € 
th 54.090 € 33.100 € 54.090 € 33.100 € 
spez. CO2-Emission in t/GWhth - 201,6 - 201,6
Maximal zur Verfügung stehende 
Primärenergie in GWhth/a
100.000 - 100.000 -
6. Anhang
6.1 Technologieparameter für die Modellrechnungen




1 MW Holz-KW, 5 MW
Wirkungsgrad (Bestpunkt) in % 45 % 77 % 96 38 %
el 475.000.000 € 750.000.000 € 3.870.000.000 € 
Abschreibungsdauer in Jahren 25 25 25
3,0 % 1,0 % 1,4 %
2,5 % 8,0 % 2,0 %
Kaltstartkosten pro GWel und Vorgang 30.000 € 30.000 € 70.000 € 
Zeit, ab der ein Startvorgang als Kaltstart 
gewertet wird in h 24 24 24
Warmstartkosten pro GWel und Vorgang 5.000 € 5.000 € 35.000 € 
th 54.090 € 33.100 € 16.905 € 
Spez. CO2-Emission in t/GWhth - 201,6 -
Maximal zur Verfügung stehende  
Primärenergie in GWhth /a
100.000 - 30.000
96
96 Unter Berücksichtigung der Wärmeauskopplung.
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Referenz
Wirkungsgrad bei Nennleistung (Stromerzeuger) 14 % 17 %
Potenzialbegrenzung auf die installierte Anlagenleistung  
in GWel (Stromerzeuger)
32,5 32,5
Potenzialbegrenzung auf die verbrauchte Primärenergie  
in GWhth /a
1.925.926 1.925.926
Thermischer Speicherwirkungsgrad 98 % 98 %
el (obertägige Anlage) 4.527.000.000 € 3.600.000.000 €
el 4.750.000.000 € 1.500.000.000 €
Abschreibungsdauer in Jahren 35 35
3,5 % 2,0 %
th 11.500.000 € 11.500.000 € 
und Jahr 2,0 % 2,0 %
Referenz
Wirkungsgrad HGÜ 87 % 87 %
Abschreibungsdauer HGÜ in Jahren 40 40
Länge HGÜ in km (Standort Marokko) 2600 2600
325.000 € 250.000 € 
Wirkungsgrad Turbine (Dampf->Strom) 45 % 45 %
Wirkungsgrad Zufeuerung (Erdgas->Strom) 48 % 50 %
Gesamt-Solarwirkungsgrad (Solar->Strom) 20,5 % 22,0 %
Eigenbedarf 10 % 10 %
Thermischer Speicherwirkungsgrad 98 % 98 %
el 670.000.000 € 590.000.000 € 
th 13.500.000 € 11.000.000 € 
2 68 € 55 € 
Abschreibungsdauer CSP-Anlage in Jahren 30 30
2 335 335
2 % 2 %
27 % 25 %
th 33.100 € 33.100 € 







Ausspeicherwirkungsgrad 89 % 78 % 58 % 46 %
Potenzialbegrenzung auf die  
installierte Ausspeicherleistung in GWel
- - - -
GWel (bei Technologien mit Umrichter 
gleich 0)
438.000.000 € 351.000.000 € 375.000.000 € 375.000.000 € 
Abschreibungsdauer  
Ausspeichereinheit in Jahren 40 40 32,5 32,5
Einspeicherwirkungsgrad 88 % 87 % 78 % 66 %
Potenzialbegrenzung auf die  
installierte Einspeicherleistung in GWel
- - - -
412.000.000 € 299.000.000 € 200.000.000 € 800.000.000 € 
Abschreibungsdauer  
Einspeichereinheit in Jahren 40 40 17,8 25
Potenzialbegrenzung auf die  100 88 - -
Minimaler Ladezustand  - 60 % 35 % 35 %
Maximale Zyklenzahl (Ladungsumsät- - 100.000 100.000 100.000
Verhältnis aus Ein- und Ausspeicher-
leistung, Kosten stehen dann für 
Einspeichereinheit)
50.000.000 € 23.000.000 € 450.000 € 200.000 € 
Abschreibungsdauer Speichereinheit 
in Jahren 40 40 40 40
Wartungs- und Betriebskosten pro 1,2 % 1,0 % 3,5 % 2,5 %
Minimal zulässiges E2P-Verhältnis - - - -
Maximal zulässiges E2P-Verhältnis 
 - - - -
festes Verhältnis der Ein- zur  
Ausspeicherleistung - - - -
Festes Verhältnis der  





Generische Kombinierte DSM für 
Haushalte 
GHD DSM DSM- Industrie
Ausspeicherwirkungsgrad 64 % 95 % 100 % 100 % 100 %
Potenzialbegrenzung auf die 
installierte Ausspeicherleistung 
in GWel
- - 65 - -
pro GWel (bei Technologien mit 
Umrichter gleich 0)
700.000.000 € - - - -
Abschreibungsdauer  
Ausspeichereinheit in Jahren 32,5 - - - -
Einspeicherwirkungsgrad 66 % 95 % 100 % 100 % 100 %
Potenzialbegrenzung auf die 
installierte Einspeicherleistung 
in GWel
- - 65 1,9 0,3
pro GW 800.000.000 € 45.000.000 € 25.000.000 € 25.000.000 € -
Abschreibungsdauer  
Einspeichereinheit in Jahren 25 30 10 10 -
Potenzialbegrenzung auf die 
installierte Kapazität in GWh - - 130 0,7 6,8
Minimaler Ladezustand (Anteil 35 % - - - -
Maximale Zyklenzahl  
(Ladungsumsätze bzgl.  100.000 12.000 - - -
festem Verhältnis aus Ein- und 
Ausspeicherleistung, Kosten 
stehen dann für die gesamte 
-
chereinheit)
200.000 € 150.000.000 € - - -
Abschreibungsdauer  
Speichereinheit in Jahren 40 25 - - -
Wartungs- und Betriebskosten 
GW Entladeleistung)
2,5 % 1,0 % 60,0 % 40,0 % 30.000.000 € 
Minimal zulässiges E2P-Verhält- - 0,1 - - -
Maximal zulässiges E2P- 
- - - - -
Festes Verhältnis der Ein-  
zur Ausspeicherleistung - 1 1 2,7 0,1
Festes Verhältnis der Einspei-
cherleistung zur Kapazität - - 0,5 2,7 0,04
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Power-to-Gas Power-to-Heat
Wirkungsgrad bei Nennleistung 66 % 100 %
Potenzialbegrenzung auf die installierte  
Anlagen leistung in GWel
- 10
el 800.000.000 € 70.000.000 € 
Abschreibungsdauer in Jahren 25 15
3 % 2 %
th 33.100 € 36.778 € 
2-Einsparung je Heizwert durch  
Endprodukteinsatz in t/GWhth
201,6 224
Potenzialbegrenzung auf den Heizwert der  





Die Residuallast wird gemäß der in Kapi-
tel 2.1.2 dargestellten Vorgehensweise er-
mittelt. Auf dieser Basis erfolgt mittels ei-
ner Berechnungsroutine eine Zuordnung 
von Flexibilitätstechnologien zur De-
ckung der Residuallast. Dieses Verfahren 
wird so lange angewandt, bis die Residu-
allast zu jedem Zeitpunkt des Jahres voll-
ständig abgedeckt und eine ausgeglichene 
Bilanz von Erzeugung und Verbrauch ge-
währleistet ist. Im Folgenden werden die 
Modellierung der Technologien sowie die 
Berechnungsroutine zur Technologiezu-
ordnung beschrieben.
6.2.1 Modellierung der Flexibilitätstech-
nologien
Auf Basis der Erkenntnisse aus den Fach-
gruppen wurden in dem in Kapitel 6.2.2 
beschriebenen Algorithmus 24 Flexibili-
tätstechnologien hinterlegt. Diese Tech-
nologien lassen sich in die vier Gruppen 
„Flexible Erzeuger“, „Flexible Erzeuger 
mit Zwischenspeicher“, „Speicher“ und 
„Power-to-X“ einteilen. Die einzelnen 
Gruppen werden nachfolgend beschrie-
ben und spezifische Merkmale für die Ab-
bildung im Modell aufgeführt.
Jede Komponente wird charakte-
risiert durch ihre technologiespezifischen 
Investitionskosten, Lebensdauer und Be-
triebs- und Wartungskosten. Zudem flie-
ßen die in Tabelle 4 aufgeführten zentralen 
Annahmen, die einheitlich für alle Kompo-
nenten gelten, in die Berechnungen ein.
Flexible Erzeuger
Als flexible Erzeuger (Abbildung 24) wer-
den die folgenden Kraftwerke modelliert: 
Dampfturbinenkraftwerke mit Steinkoh-
le und Braunkohle, Gasturbinenkraft-
werke, Gas- und Dampfkraftwerke und 
Motorenkraftwerke je mit Erdgas- oder 
Biogasspeisung, industrielle Kraft-Wär-
me-Kopplungsanlagen und Holzkraft-
werke. Bei diesem Kraftwerkstyp wird 
aus einem Primärenergieträger in einem 
Verbrennungsprozess Wärme erzeugt, 
die in einem Energiewandler (zum Bei-
spiel Turbine) zu Strom umgewandelt 
wird. Technisch charakterisiert werden 
diese Anlagen durch ihren Wandlungs-
wirkungsgrad und ihre spezifischen CO2-
Emissionen. Als ökonomische Parameter 
gehen Brennstoffkosten, Investitionskos-
ten in Verbindung mit einer Anlagenle-
bensdauer sowie Betriebs- und Wartungs-
kosten (inklusive Startkosten) mit in die 
Berechnung ein. Jeder Anlagentyp kann 
im Modell mit einer Potenzialgrenze für 
die installierbare Leistung sowie für die 
eingesetzte Primärenergie hinterlegt wer-
den. 
Bei Kraft-Wärme-Kopplungsanla-
gen (KWK-Anlagen) werden anteilig nur 
die Brennstoff- und CO2-Kosten einge-
rechnet, die der Strombereitstellung zu-
zuschreiben sind. Allerdings werden die 
vollen Investitionskosten angesetzt, da 
vereinfachend davon ausgegangen wird, 
dass die KWK-Anlage zusätzlich zu ei-
nem bereits existierenden Heizkessel in-
stalliert wird. 
Abbildung 24: Vereinfachte schematische Darstellung der Implementierung von flexiblen Erzeugern
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Flexible Erzeuger mit Zwischenspeicher
Als „Flexible Erzeuger mit Zwischen-
speicher“ (Abbildung 25) sind solarther-
mische und geothermische Anlagen zur 
Stromerzeugung modelliert. Im einfachs-
ten Fall wird aus einer primären erneu-
erbaren Wärmequelle (die bei Solarwär-
me zeitlichen Schwankungen unterliegt) 
mithilfe eines Wandlungsprozesses Strom 
erzeugt. Im Gegensatz zum Typ „Flexi-
ble Erzeuger“ können diese Anlagen zu-
sätzlich über einen Zwischenspeicher für 
Wärme und über eine Zufeuerungseinheit 
verfügen. Diese Zusatzeinheiten erhöhen 
die Freiheitsgrade in der Auslegung der 
Größe des Kollektorfeldes (Solarkollektor 
oder Erdwärmekollektor) und werden im 
Modell je nach Bedarf in ihrer Größe op-
timiert.
Technisch charakterisiert werden 
diese Anlagen durch ihren Wandlungs-
wirkungsgrad, Wirkungsgrade und Rest-
riktionen des thermischen Speichers und 
der Zufeuerung sowie die spezifischen 
CO2-Emissionen der Zufeuerungsein-
heit. Brennstoffkosten der Zufeuerung, 
Investitionskosten für das Kollektorfeld, 
die Energiewandlungseinheit, den ther-
mischen Speicher und die Zufeuerung in 
Verbindung mit der Anlagenlebensdauer 
sowie Betriebs- und Wartungskosten bil-
den den Satz der ökonomischen Parame-
ter. Jeder Anlagentyp kann im Modell mit 
einer Potenzialgrenze für die thermische 
Primärenergie, die installierbare elektri-
sche Leistung sowie mit einer Begrenzung 
für den Anteil der Zufeuerung hinterlegt 
werden. 
Speicher und Demand-Side-Management
Mit dem Anlagentyp „Speicher“ (Ab-
bildung 26) werden die Großspeicher-
technologien Pumpspeicher, adiabate 
Druckluftspeicher, Wasserstoffspeicher, 
Methanspeicher mit Gas- oder Gas- und 
Dampftechnologie sowie Batterietech-
nologien zusammengefasst. Darüber 
hinaus werden Demand-Side-Manage-
ment-Maßnahmen im Haushaltsektor, 
Gewerbe, Handel und Dienstleistungs-
sektor sowie in der Industrie mit diesem 
Anlagentyp abgebildet. Die Demand-
Side-Management-Maßnahmen bilden 
dabei einen Sonderfall, da es sich hier-
bei um eine „virtuelle“ Speicherfunktion 
Abbildung 25: Vereinfachte schematische Darstellung der Implementierung von flexiblen Erzeugern mit Zwischen-
speichern
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handelt: Die steuerbaren Stromverbrau-
cher sind als unflexibel in der Last-
zeitreihe abgebildet, ihr Lastverschie-
bungspotenzial wird als hinzudefinierter 
virtueller Speicher modelliert.
Speicher können in einer Energie-
wandlungseinheit Strom in eine speicher-
bare Energieform überführen. Diese 
Energieform (potenzielle oder chemische 
Energie) wird in einer Speichereinheit 
zwischengespeichert und zu einem spä-
teren Zeitpunkt mithilfe einer Ener-
giewandlungseinheit wieder in Strom 
zurückgewandelt. Die Beladung des Spei-
chers kann entweder aus der negativen 
Residuallast (Überschüsse aus erneuerba-
ren Energien) erfolgen oder aus zum Zeit-
punkt der Beladung noch nicht aktiven 
Kraftwerken, die dann zu diesem Zweck 
aktiviert werden. 
Der Anlagentyp „Speicher“ wird 
technisch im Wesentlichen durch den 
Lade- und Entladewirkungsgrad sowie 
Restriktionen der Speichereinheit be-
schrieben. Die Lebensdauer wird durch 
einen zyklischen und einen kalenda-
rischen Teil abgebildet, was die in der 
praktischen Anwendung maßgeblichen 
Grenzen berücksichtigt. Weitere der öko-
nomischen Charakterisierung dienen-
de Größen sind Investitionskosten der 
Wandler- und Speichereinheit, Betriebs- 
und Wartungskosten sowie etwaig anfal-
lende Brennstoff- und Emissionskosten 
bei Nachladung des Speichers aus Kraft-
werken. 
Power-to-X
Nach Berücksichtigung des Speicherein-
satzes verbleibende negative Residual-
lastanteile können von Power-to-X-Tech-
nologien (Abbildung 27) genutzt werden. 
Power-to-Heat sowie Power-to-Gas steht 
für die Umwandlung von Strom zu Wär-
me und synthetischem Erdgas. Sollten 
sich diese Technologien nicht ökonomisch 
Abbildung 26: Vereinfachte schematische Darstellung der Implementierung von Speichern, auf deren Basis auch das Demand-Side-Management  
implementiert wird
Abbildung 27: Vereinfachte schematische Darstellung der Implementierung von Power-to-X-Technologien
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sinnvoll einsetzen lassen, können Über-
schüsse auch abgeregelt werden. 
Das Modell setzt demnach nur 
dann auf diese Power-to-X-Optionen, 
wenn über den Betrachtungszeitraum 
eine Amortisierung der zusätzlichen In-
vestitionskosten durch den Mehrwert 
des erzeugten Produktes (in diesem Fall 
Wärme oder Gas) erreicht werden kann. 
Modelltechnisch nicht direkt abgebil-
det sind potenzielle proaktiv formulier-
te Bedarfe von zum Beispiel H2 für den 
Verkehrsbereich, die sich aufgrund der 
Dekarbonisierungsanforderungen des 
Verkehrssektors aus Systemsicht erge-
ben können. 
Mithilfe einer Wandlereinheit 
(Heizsystem, Elektrolyseur und Metha-
nisierung) kann Strom in eine andere 
Energieform (Wärme, Gas) umgewandelt 
werden. Da hierdurch in der endenergie-
seitigen Anwendung der Einsatz eines 
fossilen Rohstoffs (vereinfachend wird 
angenommen, dass in beiden Fällen Erd-
gas substituiert wird) vermindert wird, 
erfolgen entsprechende Gutschriften für 
vermiedenen Erdgaseinsatz und daraus 
resultierend vermiedene CO2-Kosten. 
Technisch werden die Systeme 
durch den Wirkungsgrad der Energie-
wandlereinheit charakterisiert, öko-
nomisch durch die entsprechenden 
Investitions- sowie Wartungs- und Be-
triebskosten und die Anlagenlebensdauer. 
6.2.2 Kostenbasierte Technologiezuordnung
Die Berechnung des adäquaten Mix an 
Flexibilitätsoptionen erfolgt zunächst 
über die Zerlegung der positiven Resi-
duallast in Leistungsbänder mit jeweils 
1 GW. Die Summe dieser Leistungsbän-
Abbildung 28: Zerlegung der Residuallast in Leistungsbänder
102 Anhang
der ergibt also wieder die positive Resi-
duallast. Wenn zu einem Zeitpunkt das 
oberste Leistungsband aktiv ist, so sind 
zu dieser Zeit auch alle darunter liegen-
den Leistungsbänder aktiv (siehe Ab-
bildung 28). Dies gewährleistet, dass zu 
jedem Zeitpunkt genügend Leistung zur 
Deckung der positiven Residuallast vor-
handen ist. 
Vom untersten Band beginnend er-
folgt nun eine Zuordnung der je nach den 
Anforderungen des Bandes jeweils kos-
tengünstigsten Flexibilitätsoption. Dazu 
erfolgt pro Band eine Kostenbewertung 
für die Flexibilitätstechnologien Erzeu-
ger und Speicher. Für jedes Band wird 
die Flexibilitätstechnologie ausgewählt, 
die für die jeweiligen Anforderungen des 
Bandes die minimalen annuitätischen Ge-
samtkosten auf Vollkostenbasis (Investi-
tionen, jährliche Fixkosten und variable 
Kosten) aufweist. Dabei müssen infrage 
kommende Technologien in der Lage 
sein, das gesamte Band alleine zu bedie-
nen. Bei den Erzeugungstechnologien er-
folgt die Energiebereitstellung aus einem 
primären Energieträger (Kohle, Erdgas, 
Biogas etc.), bei den Speichertechnolo-
gien werden Überschüsse aus den Berei-
chen negativer Residuallast zur Energie-
bereitstellung in positive Leistungsbänder 
verschoben. Am Ende der Zuordnung 
verbleibende Überschüsse können von 
Power-to-X-Technologien verwertet wer-
den oder es erfolgt eine Abregelung der 
EE-Erzeugung. Der Prozess der Techno-
logiezuordnung ist in Abbildung 29 sche-
matisch dargestellt.
Abbildung 29: Schematische Übersicht Technologiezuordnung
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108 Über das Akademienprojekt
Mit der Initiative „Energiesysteme der Zukunft“ geben acatech – Deutsche Akademie der Tech-
nikwissenschaften, die Nationale Akademie der Wissenschaften Leopoldina und die Union der 
deutschen Akademien der Wissenschaften Impulse für eine faktenbasierte Debatte über He-
rausforderungen und Chancen der Energiewende in Deutschland. Acht Arbeitsgruppen (AGs) 
bündeln fachliche Kompetenzen und identifizieren relevante Problemstellungen. Interdiszipli-
när zusammengesetzte Ad-hoc-Gruppen erarbeiten Handlungsoptionen zur Umsetzung einer 
sicheren, bezahlbaren und nachhaltigen Energiewende.
Auf Basis folgender Grundsätze stellt das Akademienprojekt System- und Orientierungswissen 
für Entscheidungen im Rahmen des Gemeinschaftswerks Energiewende bereit: 
Die Energieversorgung unseres Landes ist ein komplexes System 
Rohstoffe und Ressourcen, Technologien, Ökonomie, Gesellschaft und Recht: Im Energiesys-
tem gibt es vielfältige, sektorübergreifende Wechselwirkungen. Werden sie nicht ausreichend 
berücksichtigt, können punktuelle Eingriffe paradoxe und unbeabsichtigte Folgen haben. Ein 
umsichtiger Umbau der Energieversorgung braucht daher Systemverständnis. Dieses muss ge-
meinschaftlich und mit höchstem wissenschaftlichem Anspruch erarbeitet werden. Den Mas-
terplan für die Energiewende kann es jedoch nicht geben. Die Energiewende bedeutet nämlich 
die stetige Transformation des Energiesystems in all seiner Dynamik. 
Der Sinn der Energiewende ist Nachhaltigkeit 
Daher müssen wir uns darauf verständigen, welche Kriterien für eine nachhaltige Energiever-
sorgung gelten sollen und wie Fortschritte in Richtung Nachhaltigkeit gemessen werden kön-
nen. Im Energiekonzept der Bundesregierung bilden Versorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit 
und Umweltverträglichkeit das Zieldreieck einer nachhaltigen Energieversorgung. Sozialver-
träglichkeit und Gerechtigkeit müssen angemessen berücksichtigt werden. Um festzustellen, 
ob diese Ziele gleichwertig oder unterschiedlich zu gewichten sind, braucht das Land eine Wer-
tediskussion und gute Verfahren für den Umgang mit Wertekonflikten. 
Wissenschaft erarbeitet Gestaltungsoptionen 
Auf Basis wissenschaftlich fundierter Gestaltungsoptionen können Akteure aus Politik, Wirt-
schaft und Zivilgesellschaft sachlich begründete, ethisch verantwortbare und politisch umsetz-
bare Entscheidungen treffen. Im Unterschied zu Handlungsempfehlungen, die einen bestimm-
ten Vorschlag in den Mittelpunkt rücken, beschreiben Optionen, mit welchen Konsequenzen 
zu rechnen ist, wenn man sich für das eine oder andere Vorgehen entscheidet. So kann Wis-
senschaft aufzeigen, welche Vor- und Nachteile nach dem besten Stand des Wissens mit jeder 
Lösung verbunden sind. Der Umgang mit Zielkonflikten und der immer verbleibenden Unsi-
cherheit im Entscheidungsprozess aber ist eine politische Aufgabe, die im Dialog mit den ge-
sellschaftlichen Gruppen zu bewältigen ist.
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Acht Arbeitsgruppen (AGs) bündeln im Akademienprojekt fachliche Kompetenzen und iden-
tifizieren relevante Problemstellungen. Interdisziplinär zusammengesetzte Ad-hoc-Gruppen 
erarbeiten dazu anschließend Handlungsoptionen für Politik und Gesellschaft.
Die Ad-hoc-Gruppe „Flexibilitätskonzepte“ hat sich mit der Frage beschäftigt, wie die Versor-
gungssicherheit in der Stromversorgung bei einem wachsenden Anteil volatil einspeisender 
erneuerbarer Energien sichergestellt werden kann. Sie hat untersucht, wie die fluktuierende 
Stromerzeugung aus Wind und Photovoltaik sinnvoll durch flexible Stromerzeuger, Demand-
Side-Management, Speicher und Netzausbau ergänzt werden kann. Als Zeithorizont wurde 
das Jahr 2050 betrachtet. Neben dem Technologiebedarf und den Kosten wurden auch die 
gesellschaftlichen Implikationen sowie der Ressourcenbedarf unterschiedlicher Gestaltungs-
optionen für das Energiesystem beleuchtet.
Arbeitsweise
Die Ad-hoc-Gruppe gliederte sich in elf Fachgruppen. Zehn davon haben die relevanten Techno-
logien identifiziert, anhand einheitlicher Kriterien bewertet und quantifiziert. Die Fachgruppe 
„Energieszenarien“ wiederum untersuchte den Flexibilitätsbedarf möglicher Energiesysteme 
im Jahr 2050 auf Basis aktuell verfügbarer Energieszenarien. Mithilfe eines für die Arbeits-
gruppe entwickelten Rechenalgorithmus wurden Modellrechnungen durchgeführt, die unter-
schiedliche Optionen aufzeigen, wie der ermittelte Flexibilitätsbedarf gedeckt werden kann. 
Im Rahmen einer dreitägigen Klausurtagung vom 2. bis 4. Dezember 2014, an der die Leiter 
der Fachgruppen teilnahmen, wurden die Methodik abgestimmt, die Randbedingungen für die 
Modellrechnungen festgelegt sowie Zwischenergebnisse diskutiert. Im Rahmen eines weiteren 
Workshops am 30. Januar 2015 wurden Kernaussagen zur Deckung des künftigen Flexibilitäts-
bedarfs und weitere Auswirkungen auf das Stromsystem abgeleitet.
Die Ergebnisse der Ad-hoc-Gruppe wurden in drei Formaten aufbereitet:
1. Die Analyse „Flexibilitätskonzepte für die Stromversorgung 2050: Technologien – Szena-
rien – Systemzusammenhänge“ dokumentiert die Methodik und die Ergebnisse in umfas-
sender Form und setzt diese in Bezug zu energiepolitischen Fragen.
2. Die Stellungnahme „Flexibilitätskonzepte für die Stromversorgung 2050: Stabilität im Zeit-
alter der erneuerbaren Energien“ stellt die Synthese der Ergebnisse in kompakter, allge-
meinverständlicher Form dar und zeigt beispielhaft Optionen auf, die verschiedene Ent-
wicklungslinien des künftigen Stromsystems veranschaulichen. 
3. Die Technologiesteckbriefe dokumentieren die Datenbasis sowie weitere Details zu einzel-
nen Technologien. Sie werden ab Ende 2015 online verfügbar sein unter www.acatech.de/
flexibilitaetskonzepte-2050. 
Die Ad-hoc-Gruppe „Flexibilitätskonzepte“
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Mitwirkende der Ad-hoc-Gruppe
In der Ad-hoc-Gruppe arbeiteten rund 100 Experten aus Wissenschaft und Industrie mit. 
Neben Naturwissenschaftlern und Ingenieuren waren auch Wirtschaftswissenschaftler, Psy-
chologen, Politik- und Sozialwissenschaftler vertreten.
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(Leitung) 
Fraunhofer-Institut für Windenergie und  
Energiesystemtechnik
Dr. Stephan Barth ForWind – Zentrum für Windenergieforschung
Dr. Jörg Hermsmeier EWE AG
Prof. Dr. Gundula Hübner Martin-Luther-Universität Halle-Wittenberg und  
MSH Medical School Hamburg
Ronny Meyer WAB e.V.
Dr. Dörte Ohlhorst Freie Universität Berlin
Prof. Dr. Po Wen Cheng Universität Stuttgart
Matthias Schubert WynCon GmbH
Dr. Jan Teßmer Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt e.V.
Prof. Dr. Jochen Twele Hochschule für Technik und Wirtschaft Berlin
111Über das Akademienprojekt
Fachgruppe Geothermie
Prof. Dr. Christoph Clauser
(Leitung)
RWTH Aachen
Dr. Jörn Bartels Geothermie Neubrandenburg GmbH
Werner Grigo Bezirksregierung Arnsberg
Prof. Dr. Matthias Groß Friedrich-Schiller-Universität Jena
Dr. Reinhard Jung JUNG GEOTHERM UG
Prof. Dr. Thomas Kohl
Prof. Dr. Frank Schilling
Karlsruher Institut für Technologie
Prof. Dr. Joachim F. Oppelt Baker Hughes INTEQ GmbH
Prof. Dr. Hartmut Spliethoff 
Christoph Wieland
Technische Universität München 
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Fachgruppe Solarthermie
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(Leitung)
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Prof. Dr. Bernhard Hoffschmidt 
Prof. Dr. André Thess
Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt e.V.
Dr. Reinhard Mackensen Fraunhofer-Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik
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Dr. Florian Zickfeld Abengoa Solar GmbH
Fachgruppe Bioenergie
Prof. Dr. Eckhard Weidner
(Leitung) 
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Dr. Hermann Garbers CLAAS KGaA mbH
Dr. Jan Grundmann Vattenfall GmbH
Prof. Dr. Bernd Hirschl 
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Institut für Ökologische Wirtschaftsforschung 
Joachim Krassowski Fraunhofer-Institut für Umwelt-, Sicherheits-, System- und Energietechnik 
Hubert Loick Loick AG
Prof. Dr. Michael Nelles 
Volker Lenz
Deutsches Biomasseforschungszentrum 
Prof. Dr. Jörg Sauer Karlsruher Institut für Technologie
Prof. Dr. Irina Smirnova Technische Universität Hamburg-Harburg
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Fachgruppe Netze
Prof. Dr. Michael Weinhold 
(Leitung)
Siemens AG





Bundesnetzagentur für Elektrizität, Gas, Telekommunikation,  
Post und Eisenbahnen
Gerd Dangrieß N-ERGIE Netz GmbH
Prof. Dr. Achim Enders Technische Universität Braunschweig
Prof. Dr. Jutta Hanson
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Technische Universität Darmstadt
Prof. Dr. Rainer Krebs
Jörg Dorn
Siemens AG
Prof. Dr. Jochen Kreusel ABB AG
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Technische Universität Dortmund
Frank Schmidt Nexans AG
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(Leitung)
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Fachgruppe Konventionelle Kraftwerke
Prof. Dr. Klaus Görner
(Leitung)
Universität Duisburg-Essen, Lehrstuhl für Umweltverfahrens- und  
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Adolf Roesch ALSTOM Deutschland AG
Prof. Dr. Günter Scheffknecht 
Dr. Dirk Scheer
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Prof. Dr. Hartmut Spliethoff Technische Universität München
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Prof. Dr. Zbigniew A. Styczynski 
(Leitung)
Otto-von-Guericke Universität Magdeburg
Prof. Dr. Dirk Uwe Sauer
(Leitung)
RWTH Aachen
Thomas Aundrup Westnetz GmbH
Prof. Dr. Jutta Hanson Technische Universität Darmstadt
Prof. Dr. Reinhard Madlener RWTH Aachen
Dr. Georg Markowz Evonik Industries AG
Prof. Dr. Ellen Matthies
Marc Richter
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